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GLOSARIO DE TÉRMINOS 
 
Cañoneo. Es el proceso de crear abertura a través de la tubería de revestimiento y el 
cemento, para evaluar zonas productoras; mejorar la producción, recuperar e inyectar 
y efectuar trabajos de inyección de cemento 
 
Geoestadística. Es una rama de la geografía matemática que se centra en los conjuntos 
de datos de la superficie terrestre 
 
Geofísica. Esta rama de la geología se encarga de analizar la Tierra a partir de la 
perspectiva de la física, teniendo en cuenta la historia del planeta, su estructura y otros 
factores. 
 
Facie. Es el conjunto de rocas sedimentarias o metamórficas con características 
determinadas. 
 
Formato .LAS. Formato o tipo de archivo que deben estar los registros eléctricos 
(principalmente) para que los reconozca el software Openworks. 
 
Formato .PRN. Formato de tipo de archivos parecido al block de notas en el que 
vienen los datos de pozos que se ingresan al software Openworks. 
 
Framework. Marco estructural o armazón que integra los datos de las superficies, 
fallas estructurales, horizontes, secciones sísmicas, etc., que generan intervalos o 
formaciones que se van a modelar. 
 
Linkear. Adjuntar cualquier cosa teniendo algo de referencia. Por ejemplo: cuando se 
tiene datos de pozos se linkea o adjunta con datos del archivo que contiene los registros 






Litofacies. Conjunto de características litológicas (texturales, estructurales, 
mineralógicas) presentes en rocas sedimentarias. 
 
Litotipo. Tipo de roca formado por cierto número de minerales o elementos presentes 
en una misma proporción. 
 
Most of. (Más que) Valor promedio que se da para categorizar una variable discreta. 
 
Pad. Se define como un lugar que alberga las cabezas de pozo para una serie de pozos 
múltiples. 
 
Point Set. Son puntos de datos que representan la información original que se ingresa 
en una malla geoestadística. 
 
Realización. Vocablo usado en geoestadística cuando se habla del número de modelos 
creados o producidos. 
 
Survey. Conjunto de datos que contienen los pozos direccionales. 
 
Tracks. Columnas que se puede ir agregando al momento de diseñar curvas de perfiles 
eléctricos. 
 
Wellblocking. Representan la información escalada creada usando datos de point sets 
y categorizando variables discretas y continuas. 
 






LISTA DE ACRÓNIMOS 
 
T. Acoustic Log (Registro sónico o acústico) 
 
DSG. Decision Space Geoscience 
 
GR. Gamma Ray (Rayos Gamma) 
 
KH. Permeability (Permeabilidad) 
 
NPHI. Neutron Porosity (Porosidad del Neutrón) 
 
PHIE. Effective Porosity (Porosidad efectiva) 
 
POES. Petróleo Original en Sitio o en el lugar 
 




PS. Plurigaussian Simulation (Simulación Plurigaussiana) 
 
RESD. Resistivity Depth (Resistividad Profunda) 
 
RHOB. Density Log (Registro de densidad) 
 
SIS. Sequential Indicator Simulation (Simulador secuencial indicador) 
 
SP. Spontaneous Potential (Potencial Espontáneo) 
 
SW. Water Saturation (Saturación de agua) 
 








La construcción de un modelo geoestadístico a partir de la integración de datos geofísicos tales como: 
registros eléctricos de pozos e información litológica, se hace con la finalidad de determinar la 
ubicación de potenciales yacimientos de hidrocarburos y conocer el POES (Petróleo Original en Sitio) 
de un campo. Para lo cual se compiló información de campo que consiste en coordenadas de pozos, 
“surveys”, “wellheaders”, registros eléctricos, facies interpretadas, topes estratigráficos y se creó una 
base de datos la cual se ingresó a la plataforma de trabajo “Openworks”, la misma que se cargó a 
sesiones individuales en el Software “Decision Space Geoscience” (DSG), lo que permitió crear 
modelos de las diferentes realizaciones geoestadísticas que consisten en modelos de facies y 
propiedades petrofísicas que ayudan a seleccionar el que más se iguale a la realidad geológica del 
campo y de esta manera realizar la estimación de reservas. Los métodos de simulación numérica de 
yacimientos que se aplican en el software DSG permiten generar datos en las zonas que no tienen 
información, a partir de técnicas o algoritmos de interpolación para cada modelo que se generará, los 
cuales se han estudiado en el presente proyecto. Este estudio permite optimizar las alternativas de 
producción, brindando además soluciones más prácticas para la caracterización de yacimientos, 
proponiendo a futuro modelos dinámicos para determinar posibles zonas a realizar “workover” y 




The construction of a geostatistical model based on the integration of geophysical data such as: electrical 
well logs and lithological information, is done with the purpose of determining the location of potential 
hydrocarbon deposits and knowing the POES (Original Petroleum in Site) of a countryside. For which 
field information was compiled consisting of well coordinates, "surveys", "wellheaders", electrical 
records, interpreted facies, stratigraphic stops and a database was created, which was entered into the 
work platform "Openworks ", The same ones that were loaded to individual sessions in the" Decision 
Space Geoscience "(DSG) software, which allowed us to create models of the different geostatistical 
realizations that consist of facies models and petrophysical properties that helped to select the most equal 
to the geological reality of the field and in this way make the estimation of reserves. The numerical 
simulation methods of reservoirs that are applied in the DSG software allow generating data in the areas 
that do not have information, using techniques or interpolation algorithms for each model that will be 
generated, which have been studied in this project. This study allows us to optimize the production 
alternatives, also providing more practical solutions for the characterization of reservoirs, proposing 
future dynamic models to determine possible areas to be "workover" and new areas of cannonade (shots 







1. MARCO CONTEXTUAL 
 
Para caracterizar las formaciones productoras de petróleo, el método convencional 
utilizado se basa en las lecturas de modelos estratigráficos, topográficos, estructurales, 
sedimentológicos, como también parámetros petrofísicos como porosidad, 
permeabilidad, saturación de agua, para caracterizar estructuralmente el yacimiento. 
Este estudio busca realizar un modelo numérico estratigráfico a partir de la lectura de 
registros eléctricos como registro gamma ray, potencial espontaneo, sónico, 
resistividad, para así determinar la litología del campo. 
 
A través de los años los yacimientos petroleros han sido caracterizados por los 
parámetros petrofísicos que indican los registros eléctricos, sin embargo, la necesidad 
de facilitar y tener una mayor exactitud en la lectura de dichos parámetros, requiere el 
uso de nuevas herramientas como son modelos numéricos de simulación, como parte 
de la solución a esta necesidad se plantea el diseño de un modelo geoestadístico 
integrado utilizando el software “DECISION SPACE® GEOSCIENCE” 10ep. 3. 06. 
 
La simulación numérica es una herramienta de mucha utilidad en el estudio de la 
caracterización de yacimientos, ya que permite modelar la litología del campo, 
logrando así estimar y acercar más a la realidad de la formación productora. Debido a 
que no existe un modelo numérico actualizado, este estudio permitirá contar con una 
herramienta de mejor resolución que permitirá reflejar el comportamiento de las 
propiedades petrofísicas del yacimiento, usando algoritmos diferentes. 
 
En general la depuración de la información permite reducir la incertidumbre en la 
construcción de los modelos planteados y a la vez permite unificar los datos en un solo 
conjunto de información confiable que las compañías petroleras pueden emplear en 







El trabajo a realizar consiste en la caracterización de yacimientos de la formación 
Hollín de la cuenca Oriente, mediante dos algoritmos para el modelo de facies: el 
secuencial indicador y el plurigaussiano, se generarán a partir de datos de 19 pozos y 
se estimarán las reservas de petróleo en esta pequeña región del Campo colindante a 
los gigantes activos de Sacha y Shushufindi. 
 
En trabajos previamente realizados se observa que algunos autores (Baque R., 2015; 
Ganan J., 2014; Chango M., y Cerón G., 2009) realizan técnicas de modelamiento 
geoestadístico aplicando solo un algoritmo para el modelamiento de facies, por esta 
razón el presente trabajo consistirá en construir los modelos usando dos tipos de 
algoritmos diferentes (algoritmo secuencial indicador y plurigaussiano) de esta forma 
se obtienen dos posibles opciones y se escogerá la mejor respuesta mediante una prueba 
de “blind test”, que permitirá reducir el nivel de incertidumbre en los cálculos de 
reservas del Campo. 
 
En el Capítulo 1 se menciona el marco contextual, el planteamiento del problema, los 
objetivos, objetivos específicos y de cada tipo de modelado geoestadístico, estado del 
arte correspondiente a los algoritmos de simulación que se van a emplear, justificación, 
los datos y recursos utilizados.  
 
En el Capítulo 2 se describen conceptos generales de geoestadística, breve historia y la 
aplicación que tiene esta ciencia dentro de la industria, además de explicar de manera 
específica conceptos de variogramas, anisotropía, kriging e información de la litología 
general de la cuenca Oriente donde se toma en cuenta los ambientes de deposición, 
marco geológico de la cuenca Oriente, la estratigrafía y una descripción de las 






 El Capítulo 3 trata sobre la metodología que se va a implementar, los métodos de 
simulación, una descripción de cada modelo que va a integrarse para generar el modelo 
geoestadístico, conceptos de malla geoestadística, curvas de proporción vertical, 
modelos de facies y propiedades petrofísicas, selección de la mejor realización y para 
calcular el POES. Además, se incluye la descripción del software que se utiliza el 
“Decision Space Geoscience”, la plataforma Openworks y las principales herramientas 
que tienen estos programas informáticos. 
 
En el Capítulo 4 se procede a levantar la información para crear la base de datos en el 
software Decision Space Geoscience, como se generan los pozos, se cargan los surveys, 
topes y bases, registros eléctricos, facies geológicas, además se detallan procedimientos 
de cómo crear polígonos, malla geoestadística, superficies, pointsets, litotipos y 
wellbloking. 
 
El Capítulo 5 habla de la interpretación de los datos generados, principalmente de las 
facies y las propiedades petrofísicas del yacimiento, es decir, de las facies geológicas 
del yacimiento, los registros eléctricos, curvas de proporción vertical, luego se procede 
a realizar un escalamiento de toda la información cargada para reducir el margen de 
incertidumbre, por último, se generan los variogramas y las elipses de anisotropía del 
campo.  
 
Finalmente, en el Capítulo 6 se reproducen los resultados de los modelos de facies y 
petrofísicos, se realiza mediante una prueba de “blind test” para poder realizar la 
comparación de resultados obtenidos con los originales en un pozo cualquiera. 
 
1.2. Planteamiento del problema 
 
Los campos maduros de la cuenca Oriente ecuatoriana por lo general no cuentan con 









1.3. Objeto de Estudio 
 
 El objeto del presente trabajo es representar los 19 pozos del Campo Oriente en 
modelos geoestadísticos que se construirán en el software de modelamiento 





1.4.1. Objetivo general: 
 
 Construir un modelo geoestadístico a partir de la integración de datos 
geofísicos, registros eléctricos de pozos e información litológica, para 
determinar la ubicación de potenciales yacimientos de hidrocarburos y conocer 
el POES (Petróleo Original in Situ) del campo usando los algoritmos de 
simulación estática de secuencial indicador y plurigaussiano para escoger los 
mejores resultados de campo. 
 
1.4.2. Objetivos específicos: 
 
1. Creación de base de datos geológica, geofísica, estratigráfica y de perfilaje de 
pozos. 
2. Correlación estratigráfica y delineación de rasgos estructurales de subsuelo. 
3. Evaluación de secuencias estratigráficas. 





5. Análisis de secciones sísmicas disponibles y correlación de pozos utilizando el 
software “DECISION SPACE® GEOSCIENCE”  
6. Interpretación de los modelos estratigráfico – sedimentológico, estructural, 
petrofísico para la construcción de un modelo geoestadístico. 
7. Reconocer los tipos de ambientes deposicionales de la cuenca en estudio. 
8. Analizar los problemas presentados en la caracterización de yacimientos. 
9. Utilizar metodología geoestadística para la interpretación de las propiedades 
petrofísicas. 
10. Emplear las técnicas geoestadísticas adecuadas para cada parámetro del 
reservorio. 
 
1.4.3. Objetivos de los modelos: 
 
1.4.3.1. Objetivo del Modelo Estratigráfico. 
 
El modelo estratigráfico tiene como propósito definir el tipo de roca presente en el 
campo denominando litofacies y su ambiente de depósito. Esto permitirá orientar los 
modelos petrofísicos a reducir la incertidumbre en la interpretación de la respuesta de 
los registros a la litología definida en los registros eléctricos. A partir de la definición 
del ambiente de depósito se logra entender la geometría y la posible continuidad del 
yacimiento y la posibilidad de encontrar trampas estratigráficas y estructurales en los 
miembros estudiados. (López S., 2014) 
 
1.4.3.2. Objetivo del Modelo Estructural. 
 
La finalidad de este modelo, es ajustar los datos que se obtienen en tiempo a través de 
la sísmica, con los datos reales en dominio de profundidad obtenido de los pozos 
perforados, Así mismo, es importante para la definición de la evolución geológica del 
área de estudio para comprender el proceso de entrampamiento de hidrocarburos en el 






1.4.3.3. Objetivo del Modelo Petrofísico. 
 
El desarrollo del modelo petrofísico es estimar las propiedades petrofísicas y la 
saturación de los fluidos en cada uno de los pozos con información adecuada de 
registros de pozos. Implementar un sistema de interpretación de litotipos a partir del 
comportamiento de los registros de pozos. Identificar nuevas oportunidades de 
desarrollo en los pozos y en el yacimiento. Orientar el desarrollo de un Modelo 
Geoestadístico del Campo de estudio. (López S., 2014) 
   
1.4.3.4. Objetivo del Modelo Geoestadístico 
 
Construir una malla Geoestadística de alta definición areal que refleje la realidad del 
campo. Desarrollar un Modelo Geoestadístico de facies. Construir un Modelo 
Geoestadístico de las propiedades petrofísicas. Presentar un Cálculo de POES (Petróleo 
Original In Situ) en base a las realizaciones desarrolladas para las unidades a modelar. 
(Baque R., 2015)  
 
1.5. Estado del arte en simulación numérica de facies 
 
Los modelos físico-matemáticos propuestos están construidos por medio de ecuaciones 
complejas que es necesario discretizarlas mediante métodos numéricos como los de 
Diferencias Finitas (MDF), de Elementos Finitos (MEF) o de Volúmenes Finitos 
(MVF), de esta manera obtener soluciones numéricas de las ecuaciones de cada 
variable. 
 
De acuerdo a la información clasificada disponible correspondiente o basado en la 
teoría lineal y no-lineal el método numérico adecuado es el de diferencias finitas 
considerando datos con las condiciones iniciales del reservorio y las condiciones de 





diferente forma el yacimiento usando el software Decision Space Geoscience: modelo 
Secuencia Indicador, modelo Plurigaussiano y modelo Gaussiano Truncado. 
 
Modelo Secuencial Indicador: 
 
El algoritmo de simulación secuencial indicador (SIS) por sus siglas en inglés permite 
condicionar el modelo a los variogramas existentes, al rango mayor y rango menor de 
las elipses de anisotropía y al rango vertical, tomando en cuenta además las curvas d 
proporción vertical para mantener de forma coherente los volúmenes que se van a 
interpolar, adicionalmente condiciona la información de la litología presentada en cada 
pozo. (Ganán J., 2014) 
 
Modelo Simulación Plurigaussiana: 
 
El algoritmo de Simulación Plurigaussiana (PS) se define como una generalización del 
método de Simulación Gaussiana Truncada (TGS), en donde se definen varias truncaciones 
de varias funciones aleatorias Y(x) Gaussianas a la vez. Las truncaciones o banderas de 
truncación influyen en los contactos entre las formaciones geológicas y sus jerarquías. Los 
variogramas de las gaussianas también influyen en los variogramas de los indicadores de 
cada formación estratigráfica. Además, están condicionados al ambiente de depositación 
del campo. (Baque R., 2015) 
 
Modelo Simulación Gaussiana Truncada: 
 
El modelo de Simulación Gaussiana Truncada (TGS) se fundamenta en obtener 
realizaciones por medio del truncado de una función aleatoria gaussiana. Por construcción 
los conjuntos de excursión van formando familias de conjuntos aleatorios monótonamente 
decrecientes. Este método Gaussiano Truncado o Monogaussiano representa modelos en 
fenómenos físicos que consisten únicamente en dos fases distintas. (Díaz M., Casar R., 






Para la presente investigación se utilizarán los modelos numéricos de Secuencial 
Indicador y Plurigaussiano debido a la disponibilidad de varios ambientes geológicos 




El modelamiento geoestadístico es una herramienta que proporciona una 
caracterización muy completa de un campo ya que se fundamenta en datos como 
núcleos, información de registros eléctricos, datos de perforación y datos de producción 
acoplando cada parámetro para formar un modelo que refleje las características del 
yacimiento. 
 
El tener una visión lo más cercana a la realidad del yacimiento ofrece al profesional 
una ventaja al momento de tomar decisiones con el menor grado de incertidumbre a la 
vez que lo suministra de información fundamental por lo que la presentación de las 
metodologías existentes contribuye al desarrollo de sus actividades. 
 
Este análisis proporciona alternativas de producción y sobre todo optimización en 
costos debido a que un buen análisis reduce incertidumbre y brinda nuevas 
herramientas para la caracterización de yacimientos. Debido a lo citado el proyecto de 
modelamiento geoestadístico es de vital importancia para la construcción de modelos 
estáticos que reflejen las características de cualquier campo. 
 
1.7. Datos y recursos 
 
En cuanto a datos o la información de campo disponible para la elaboración de este 
trabajo se facilitó información real de un campo de la cuenca Oriente, la información 





productiva y que sirven para generar una base o un modelo de datos integrado que 
podría emplearse para futuros estudios de simulación dinámica de yacimientos. 
 
En cuanto a los recursos disponibles, se usarán los softwares de Modelamiento del 
paquete de Landmark de Halliburton “Decision Space Geoscience” y Openworks”, el 
cual mantiene un convenio (Anexo 1) con la Universidad Estatal Península de Santa 
Elena a la cual presto mis servicios. Estos programas de simulación se encuentran en 
el Laboratorio de Simulación de Yacimientos de la mencionada Universidad y las 
características del equipo o hardware que se usa es el siguiente: 
 
1 Computadora: 
Memoria Gráfica de 32 gb 
Disco duro de 500gb 
Procesador de Core I9 
 
La información usada para el presente trabajo, así como las herramientas informáticas 
son de propiedad de la Universidad Estatal Península de Santa.  La base de datos puede 
ser solicitada a la siguiente dirección electrónica: rerazo@upse.edu.ec perteneciente a 
la Carrera de Petróleos, Facultad Ciencias de la Ingeniería. 
 
Además del convenio mencionado en el Anexo 1, existe un Anexo 2 donde se puede 
verificar más detalladamente la metodología de la investigación que se va a realizar. 
 
También en el Anexo 3 se muestra una carta de Petición al Ing. Alamir Álvarez Loor, 
Decano de la Facultad Ciencias de la Ingeniería para que pueda facilitar el uso de los 
softwares necesarios y por ende el Laboratorio de Simulación de Yacimientos. 
 
En el Anexo 4 está la respuesta del Ing. Alamir Álvarez donde cede la autorización 
para el uso de las herramientas informáticas, el Laboratorio y la data de información. 





Laboratorio de Simulación de Yacimientos de la Universidad Estatal Península de 
Santa Elena. 
 
 Los documentos de los anexos 3, 4 y 5 se encuentran con las firmas respectivas que 










Es natural considerar que al hablar de geoestadística se interpreta que es una ciencia 
que relaciona la estadística y las diferentes ramas de la geología lo cual no está fuera 
de contexto sin embargo esta ciencia involucra mucho más que esto, es por ello que 
con el objetivo de familiarizarse con esta rama de la geomatemática, este primer 
capítulo expone definiciones de expertos acerca del tema, luego se describe como se 
ha desarrollado y contribuido a través de la historia y posteriormente se explica sus 
conceptos fundamentales ya que es indispensable conocer las diferentes técnicas 
estadísticas y matemáticas que esta ciencia utiliza y que son necesarias en el desarrollo 
del presente trabajo. 
 
2.1. Definición de Geoestadística 
 
La geoestadística es una rama de la geomatemática que se especializa en el análisis y 
la modelación de la variabilidad espacial en ciencias de la tierra. Su objeto de estudio 
es el análisis y la predicción de fenómenos en espacio y/o tiempo, tales como: ley de 
metales, porosidades, concentraciones de un contaminante, etc. (Díaz M., 2009). En el 
año de 1965 Matheron considera que la Geoestadística es la aplicación del formalismo 
de las funciones aleatorias al reconocimiento y estimación de fenómenos naturales. 
(Matheron G., 1965) 
 
2.2. Cronología del uso de la Geoestadística 
 
El pasado de la geoestadística se remonta a 1911 donde inicialmente se aplicó el primer 
análisis de dependencia espacial en el campo de la agronomía: en la actualidad existen 
softwares muy complejos utilizados en la industria petrolera que funcionan como 





variogramas, elipses de anisotropía, el método de interpolación Kriging, entre otras 
técnicas. Para explicar de una forma más didáctica la historia de esta ciencia se presenta 
la Tabla 2.1 donde se expone el nombre del autor, año en que ocurrió el evento y algún 
acontecimiento destacado. 
 
Tabla 2.1.  Historia de la Geoestadística  
Fuente: Geoestatistics for environmental scientists (Webster R., & Oliver M. A., 2007)   
AUTOR(S) AÑO DEL 
EVENTO 
Acontecimiento Destacado 
Mercer y Hall 
Inglaterra ( Rothamsted 
Experimental Station) 
1911 
Primer análisis de dependencia espacial, 
concluyen que existe una variable que 
cumple un patrón aleatorio y otra 
variable que muestra una correlación en 
el espacio.  
R. A. Fisher 
Inglaterra ( Rothamsted 
Experimental Station) 
1919 
Desarrollo el primer método de 
comparación entre conjuntos de datos o 
medidas. 
George Matheron SUECIA 1960´s 
Dio a conocer la teoría de las variables 
regionalizadas. 
Michel David  
Montreal Canadá 
1977 
“Estimación geoestadística  de reservas 
de mineral” 
Andrew Journel USA 
(California) 
1978 
Crea el Stanford Centre for Reservoir 
Forecasting  
Shell Oil y el “Bureau de 
RechercheGeologieMathematiq
ue”    Francia 
Finales 70´s Desarrolló el paquete BLUEPACK 
Enviromental protection 
Agency                      USA 
1988 Programa para DOS del GEO-EAS 
Escuela de minas de París        
Francia 
1990 
Nueva versión del BLUEPACK 
denominado ISATIS 
Clayton Deutsch y André 
Journel           USA 
(Universidad de standford) 
1992 







Canadá ( Universidad de 
Alberta) 
2000 




2002-2013 Software PETREL 
Nicolás Remy 
USA 




Software DECISION SPACE 
DESKTOP 
 
2.3. Aplicaciones de la Geoestadística en la Industria 
 
Básicamente la geoestadística trabaja con cualquier variable que cambie en el espacio 
y dirección para que pueda ser modelada, es por esto que esta ciencia puede ser 
utilizada en varias ramas de la industria siendo en algunas una herramienta muy 
determinante. (Ganan J., 2014). Actualmente la geoestadística interviene en varios 
campos, entre los más destacadas tenemos las industrias del petróleo, minería, salud 
pública, ingeniería civil, procesamiento de imágenes, cartografía, meteorología, pesca, 
medio ambiente. (Ganan J., 2014). 
 
En el ámbito petrolero la geoestadística es protagonista en la caracterización de 
reservorios, gracias a la aplicación de esta ciencia es posible modelar en dos y tres 
dimensiones información litológica como facies sedimentarias además de propiedades 
petrofísicas en un reservorio con el objetivo de evaluar reservas y determinar posibles 
ubicaciones productoras en el yacimiento. (Ganan J., 2014). 
 
2.4. Distribución Espacial de los datos 
 
En geoestadística se trabaja con datos primarios o variables que son valores ya 





esto que es necesario entender cuáles son estas variables de las que se han obtenido 
datos, ya que a estos posteriormente se aplican las técnicas de interpolación espacial, a 
continuación, se explica en detalle estos tipos de variables. (Miranda A., 2013). 
 
2.4.1. Variables Aleatorias 
 
Las variables aleatorias son valores que pueden cambiar sus cuantías de acuerdo a la 
distribución de una propiedad en el espacio, es decir, este dato puede tomarse como 
una cantidad cuyo valor no es fijo, pero puede tomar diferentes valores, en otras 
palabras, una variable aleatoria puede ser cualquier función definida dentro de un 
espacio muestral Ω en un subconjunto finito o infinito de R. (Miranda A., 2013). 
 ܺ:     Ω → ܴ ݓ ↦ ܺ ሺݓሻ 
Donde: 
w = Es la variable aleatoria 
 
2.4.2. Variables Regionalizadas 
 
Desde el punto de vista matemático una variable regionalizada es simplemente una 
función f(x) que se la puede dirigir a una dirección vectorial X que toma valores de sus 
coordenadas vectoriales (xi, yi, zi) en el espacio tridimensional, (Journel A., 1989). 
 
Características generales: gran variabilidad local y tendencial regional, es decir que las 
variables regionalizadas deben reflejar las características estructurales para un 
fenómeno regionalizado. 
 
Las hipótesis de la Geoestadística:  
 La H. Estacionaria 









Básicamente es una herramienta que sirve para evaluar la variabilidad de una propiedad 
en el espacio con respecto a la distancia, debido a la alta utilidad de esta herramienta 
se la puede aplicar a distintas propiedades como; porosidad en un yacimiento, 
distribución de un mineral en el suelo o concentraciones de un contaminante en la 
atmósfera. 
 
Asumiendo como válida la hipótesis intrínseca. El variograma se describe como la 
media aritmética de todas las diferencias entre pares de valores experimentales 
separados por una distancia h, (Journel A., 1989), y viene dada por la siguiente 
expresión matemática. 
 ݕሺℎሻ = ∑ =�௣௜=ଵ ሺܼሺݔ௜ሻ − ܼሺݔ௜ − ℎሻሻଶʹܰ݌    ��. ʹ.ͳ 
Dónde: 
Np = El número de pares en h 
h  = Es la distancia del incremento  
Z (xi)  = Son valores experimentales 
xi = Son localizaciones donde valores de Z (xi) son medidos 
 
2.5.1. Elementos de los variogramas 
 
Al evaluar alguna propiedad con la ecuación 2.1 deriva en lo que se conoce como 
variograma experimental el mismo que se presenta gráficamente en la Figura 2.1 a 







Figura 2.1. Variograma experimental 
En la coordenada X se ubica la distancia y en el eje Y el valor del variograma. Los puntos rojos 
representan los datos de cualquier propiedad que dan forma a la curva, cuando la curva alcanza su tope 
máximo se forma la meseta (sill) y desde donde comienza la meseta se define el rango (range), cuando 
el variograma no parte de cero se forma un efecto pepita (Nugget). 
Fuente: Cameron, K, and P Hunter. 2002. 
 
SILL (MESETA): Estadísticamente representa un valor en el cual el modelo de 
variograma alcanza el rango y a partir de allí permanece constante en el eje Y, el valor 
más elevado de variabilidad en y (h), al llegar a este punto el variograma permanece 
constante: punto de quiebre que define el alcance o “range”.  
 
NUGGET (Efecto pepita): El variograma experimental ideal empieza en cero o en el 
origen, pero en la práctica puede presentar discontinuidad, que no es más que una 
diferencia derivada de la existencia de estructuras geológicas o también esto puede ser 
causante de errores de cálculo. Se describe como C1 o por (C0 + C1) cuando la pepita 
difiere de cero. Se prefiere que, para explicar bien la realidad, el efecto pepita no deba 
representar más del 50% de la meseta. Si el ruido espacial en las mediciones explica en 
mayor proporción la variabilidad que la correlación del fenómeno, las predicciones que 






RANGE (Rango o Alcance a): Este valor representa la distancia en la que el 
variograma alcanza la meseta, en otras palabras, es la distancia promedio de la zona de 
influencia de un punto. 
 
2.5.2. Modelos de variogramas 
 
Para interpretar los distintos comportamientos que pueden tener la distribución espacial 
de una propiedad no basta con un variograma experimental debido a que por lo general 
los resultados de este son imperfectos y presentan gran incertidumbre al momento de 
identificar características claves del variograma como la meseta o el rango de 
influencia, es por ello que se han desarrollado modelos de variogramas teóricos 
generados a partir de una ecuación matemática. (Miranda M. y Condal A., 2003) 
 
Los modelos teóricos más usados en geoestadística son los modelos Esférico, 
Exponencial, Gaussiano y Lineal, para una mejor compresión de estos modelos en la 







Figura 2.2. Modelos teóricos de variogramas 
En la parte superior izquierda se muestra un ejemplo de modelo esférico de variograma, al lado un 
ejemplo de modelo exponencial, en la parte inferior izquierda se muestra un ejemplo de modelo 
gaussiano y a su lado en ejemplo de modelo lineal, en cada uno se presentan las ecuaciones que los 
caracterizan y se distingue la forma que toma cada uno. 
Fuente: Miranda M. y Condal A., 2003 
 
2.5.3. Parámetros fundamentales para el cálculo de variogramas 
 
Con la finalidad de delimitar la influencia de los datos vecinos al momento de evaluar 
a cierta distancia y para obtener una mejor aproximación, se necesita establecer ciertos 







Figura 2.3. Direcciones del variograma 




AZIMUT: Es la orientación medida desde un plano vertical desde la cual se realiza la 
evaluación, generalmente se realiza en las direcciones de 0°, 45°, 90° y 135° tomando 
de referencia el Norte a 0° siguiendo las siguientes direcciones en sentido de las 
manecillas del reloj. (Ganan J., 2014) 
 
TOLERANCIA DE AZIMUT: También conocida como tolerancia angular, se refiere 
al ángulo dentro del que se consideran válidos los datos siendo este comprendido entre 
un valor menor y mayor a la dirección evaluada. (Ganan J., 2014) 
 
“LAG”: El valor de “lag” es la cantidad de veces que se repite la distancia que indica 
la separación con la que se realiza el cálculo. (Ganan J., 2014) 
 
TOLERANCIA DE “LAG”: Para que existan los números de pares necesarios en el 





confiable, se define un porcentaje mayor al “lag” y menor al mismo, a esto se conoce 
como tolerancia “lag”. (Ganan J., 2014) 
 
ANCHO DE BANDA: Se lo puede definir como la distancia perpendicular a la cual 
se calcula el variograma. Mediante estos dos parámetros quedan definidos el largo y 
ancho máximos del área que se usarán para los pares seleccionados. (Kelkar & Pérez, 
2002) 
 
2.6. Anisotropía Geoestadística 
 
Al momento de evaluar variables regionalizadas estas pueden tener un comportamiento 
anisótropo esto ocurre cuando las propiedades demuestran variabilidad en las 
direcciones donde se realiza la evaluación, en geoestadística específicamente en el 
análisis de variogramas se distinguen dos tipos de anisotropía la zonal y geométrica, 
estas se describen a continuación. (Véliz E., 2006) 
 
2.6.1. Anisotropía Geométrica 
 
Este tipo de anisotropía se puede suscitar cuando el análisis variográfico evaluado en 
varias direcciones se presenta una misma la meseta (C) pero diferente rango (a1 y a2), 







Figura 2.4. Anisotropía geométrica 
En la coordenada X los valores de (a1) y (a2) representan las diferentes distancias de los dos 
variogramas graficados, en el eje Y se muestra que ambos alcanzaron la misma meseta (C). 
Fuente: Baque R., 2015 
 
2.6.2. Anisotropía Zonal 
 
Al contrario de la anisotropía geométrica, este tipo de anisotropía se caracteriza por 
presentar el mismo rango de influencia a pero distinta meseta (C1 y C2). La grafica que 
representa este tipo de anisotropía se presenta en la Figura 2.5. (Baque R., 2015) 
 
 
Figura 2.5.  Anisotropía zonal 
En el eje X se observa que los dos variogramas alcanzaron su meseta en la misma distancia (a) 
mientras que en el eje Y se obtuvo una meseta diferente para cada variograma (C1) y (C2) 






2.7. Técnica de Interpolación “Kriging” 
 
Es una técnica de interpolación basada en la media móvil ponderada, dicho de otra 
manera, esta herramienta genera valores en lugares no referenciados a partir de datos 
conocidos, su creador Daniel Gerhardus Krige (1960) desarrolló para evaluar la 
distribución de minerales en minas de Sudáfrica, el principio de esta técnica es hacer 
que la suma de errores tienda a cero y que el cuadrado de la desviación sea mínimo. 
Existen varios tipos de “Kriging”, a continuación, se explica cuáles son los más 
utilizados. 
 
2.7.1. “Kriging” Universal 
 
El procedimiento de estimación del “kriging” universal considera el valor de una 
variable no estacionaria en presencia de una tendencia, la media local varía en dirección 
de la tendencia y no se acerca razonablemente a la media global. Este tipo de 
información no puede ser sometido a técnicas de “kriging” a menos que sea procesada 
parar eliminar la tendencia, (Kelkar & Pérez., 2002). 
 
2.7.2. “Kriging” Simple 
 
En términos matemáticos, este tipo de kriging es el más simple, este método se basa en 
la función de covarianza y asume que hay una variable regionalizada estacionaria con 
media m (en toda el área de estudio), lo que es poco razonable debido es este parámetro 
debe ser calculado a partir de muestras de campo, por este motivo el “Kriging” simple 
no siempre es el más preciso. (Veliz E., 2006). A continuación, la ecuación 2.2 expone 
la función matemática de este estimador. 








λo = Media de la variable en la región de estudio. 
n = Sumatoria de los factores de ponderación 
 
Para un periodo estacional de primer orden y con el cálculo de los pesos la ecuación 
queda de la siguiente forma. 




j = Peso del Estimador kriging simple ܥ(ݑ௜  ,  ݑ௝)= Covarianza entre las ubicaciones muestreadas de i y j. ܥሺݑ௜ , ݑ௢ሻ=Covarianza entre las ubicaciones muestreada de i y no muestreada de o. 
 
La ecuación 2.3 puede quedar expresada en forma de matriz de la siguiente manera. 
 [ܥሺݑ௜, ݑ௝ሻ ܥሺݑ௜, ݑ௡ሻܥሺݑ௡, ݑ௜ሻ ܥሺݑ௡, ݑ௡ሻ] [ʎ௜ʎ௡] = [ ܥሺݑ௜ , ݑ௢ሻܥሺݑ௡ , ݑ௢ሻ ]     ��. ʹ.Ͷ 
 
2.7.3. “Kriging” Ordinario 
 
Al igual que el “kriging” simple este es un estimador lineal, pero a diferencia del 
anterior el valor de la media es desconocida el cual puede variar de una región a otra 
siempre que sea aproximadamente constante en cada vecindad de “kriging”, al aplicar 
este método solo se conoce la función de covarianza o del variograma. (Matheron, 





�ሺ�૙ሻ = ∑ʎ࢏࢔࢏=૚ �ሺ�࢏ሻ    ��. ʹ.ͷ 
 
Debido a que no se conoce el valor de la media se debe cumplir esta condición. ∑ʎ࢏࢔࢏=૚ = ͳ  
 
La varianza se calcula por medio de la siguiente relación. 




E = Peso del Estimador de kriging ordinario 
2 = Ȗ (h), donde h es la distancia entre los puntos i y o y análogamente ܥሺݑ௜ , ݑ௢ሻ= Covarianza entre las ubicaciones muestreada de i y no muestreada de o. 
 = Covarianza 
 
2.8. Consideraciones geológicas del Reservorio 
 
El presente estudio tiene como objetivo modelar un yacimiento de petróleo abierto, con 
datos reales de la región oriental ecuatoriana, por este motivo es necesario tener claro 
todas las consideraciones geológicas que componen estas estructuras, esto se refiere a 
conceptos geológicos como facies, litofacies, ambientes de deposición, etc. A 
continuación, se estudiará estas consideraciones, posteriormente se describe la 
estratigrafía de la cuenca oriente, el marco geológico regional y las formaciones 
productoras del campo en estudio. Se define como reservorio a la acumulación de 







2.9. Definición de Facies y Litotipos 
 
Las facies se denominan al conjunto de rocas que se distinguen por su textura, 
geometría o composición mineral.  La determinación de las facies es un paso de gran 
importancia en la elaboración del modelo estático, esto se realiza a partir de la respuesta 
de los registros de pozo bajo la orientación y control de las asociaciones de roca 
interpretadas en los núcleos de perforación, debido a que en el yacimiento existen 
varias intercalaciones de calizas, areniscas, lutitas, entre otros tipos de roca. (López S., 
2014). 
 
Sin embargo luego de haber realizado este paso es necesario realizar una agrupación 
geológica de dichas facies la cual se hace en base a sus criterios composicionales y 
texturales con el objetivo de definir la cantidad de  litotipos presentes en la formación 
los cuales sirven para identificar la calidad del tipo de roca con la que se cuenta en el 
reservorio, en otras palabras de acuerdo a la caracterización de facies se puede definir 
cuál es la cantidad de  litotipos existentes y se los califica en grupos de acuerdo a la 
capacidad que tienen estas formaciones para actuar por ejemplo como una arena 
reservorio, una arena arcillosa de mala calidad, o si corresponden a sellos. (López S., 
2014). 
 
La Figura 2.6 muestra un ejemplo gráfico del registro de litotipos o también llamado 
registro de tipo de roca con su escalamiento, registro de rayos gamma (GR), registro 
de potencial espontáneo (SP) y registro de resistividad de Normal Corta (SN); este 
procedimiento se realiza con el propósito de definir el número de capas adecuado que 
permita preservar la mayor cantidad de información de las propiedades litológicas y 







Figura 2.6. Ejemplo de Registro de facies y litotipos 
Ejemplo de un perfil litológico, a la izquierda se muestra la escala de profundidad, al centro la escala 
de colores que se asigna para cada facie o litotipo y a la derecha los perfiles de Potencial Espontáneo 
(SP), de Gamma Ray (GR) y de Resistividad de Normal Corta (SN). 
 
2.10. Ambientes de Depositación 
 
También llamados ambientes sedimentarios estos son el complejo de las condiciones 
físicas, químicas y biológicas bajo las cuales se acumula un sedimento. Se distinguen 
tres tipos de ambientes sedimentarios: ambiente continental, transicional y marino. 
 
2.10.1. Ambiente Continental 
 
Son medios no marinos, la superficie de depositación yace normalmente arriba del 
nivel del mar. La distinción entre los medios terrestres y acuosos depende del hecho de 
que el depósito se forma en agua (ríos, lagos, pantanos) o que sea formado ya sea por 
el viento o por el hielo glacial, dependiendo del origen el ambiente continental se 
subdivide en ambiente glaciar, fluvial, eólico y lacustre, la Figura 2.7 muestra algunas 






Figura 2.7.  Ambiente Continental 
Fuente: Reading, Harold G. (1996) 
 
2.10.2. Ambiente Transicional 
 
Son ambientes situados en la zona límite continente-océano, y se forman por la 
acumulación de sedimentos que vienen de la zona continental y marina. Debido a la 
fuerte intensidad de sedimentación produce cambios continuos en la delimitación y 
morfología en la línea costera, por lo tanto, los ambientes sedimentarios que se forman, 
son de difícil separación y gran complejidad. Este tipo de ambiente se subdivide en 
ambiente deltaico, ambiente de playa, y llanura de mareas o marismas (Salazar L., 
1999). En la Figura 2.8 se visualiza el Ambiente Transicional. 
 
 
Figura 2.8. Ambiente Transicional 






2.10.3. Ambiente Marino 
 
Corresponden a ambientes en que la energía de transporte es función de la dinámica 
marina, y donde los sedimentos llegan generalmente a través de los ambientes de 
transición, ya sea por remoción y erosión, o porque los sedimentos los atraviesan 
sometidos a la influencia de su mecanismo de transporte. Los ambientes marinos se 
dividen según su profundidad en ambiente de plataforma talud y abisal. (Salazar L., 
1999). El Ambiente Marino se muestra en la Figura 2.9. 
 
 
Figura 2.9. Ambiente Marino 
Fuente: Wberth Jaime, 2014 
 
Para tener una mejor visión acerca de muchos ambientes de depositación, la Figura 







Figura 2.10. Principales medios sedimentarios. 
Fuente: Reading, Harold G. (1996) 
 
2.11. Heterogeneidad del Reservorio 
 
La heterogeneidad de reservorio está definida como una variación en las propiedades 
del reservorio en función del espacio. Idealmente, si los reservorios fueran 
homogéneos, la medición de una propiedad del reservorio en cualquier ubicación 
podría permitir una descripción completa del reservorio. Las propiedades pueden 
incluir permeabilidad, porosidad, espesor, saturación, fallas y fracturas, facies, y 
características de roca. Para una descripción apropiada, se debe predecir la variación 
en las propiedades del reservorio como una función de la ubicación espacial (Kelkar & 
Pérez., 2002). 
 
2.11.1. Definición de Escalas  
 
Las heterogeneidades en un reservorio se miden desde cuatro diferentes clases de  
escalas, es asi que distribuciones de tamaño de poro, grano y litología de la roca son 
consideradas dentro de la escala de heterogeneidades microscópicas, por otro lado, 





capilar se las conocen como heterogeneidades macroscópicas. Por otro lado, 
información como pruebas de formación, información sísmica y saturación de petróleo 
residual medidas con pruebas simples de trazadores de pozos entran dentro de la escala 
de heterogeneidades megascópicas, de igual forma las heterogeneidades gigascópicas, 
incluyen mediciones de permeabilidad provenientes de la información de pruebas de 
pozo y pruebas de trazadores entre pozos. Cabe recalcar que las escalas dependen del 
tipo de información que se está trabajando, debido a que las propiedades del yacimiento 
varían continuamente de cada escala. 
 
2.12. Marco Geológico Regional 
 
La cuenca oriente ecuatoriana se ubica al entre la cordillera de los Andes y el escudo 
guyanés, sus coordenadas geográficas son: 
0°1γ’07.46” N - 77°γ9’γ0.γ0” O  0°08’β7.87” S - 75°49’19.γ6” O 
β°07’0β.58” S - 78°0γ’γβ.50” O  β°β4’54.58” S - 76°γ9’18.49” O 
 
La Figura 2.11 expuesta a continuación muestra la ubicación de esta cuenca, la cual es 
parte de la cuenca Petrofísica Marañón-Oriente-Putumayo. 
 
 
Figura 2.11. Ubicación de la Cuenca Oriente 







Desde el año 1927 viene siendo estudiada la geología regional de esta cuenca, es por 
ello que desde ese entonces este cuerpo geológico ha sido descrito por varios 
investigadores entre los cuales destacan; Wasson & Sinclair. 1927; Tschopp, 1953; 
Faucher & Savoyat, 1973; Canfield et al., 1982; Dashwood & Abbotts, 1990; White & 
Barragán, 1997; Jaillard, 1997; Baby et al., 1998. 
 
La cuenca oriente está estructurada como resultado de esfuerzos transgresivos 
presentes a partir del cretácico terminal los que provocaron la inversión tectónica de 
antiguas fallas normales ligadas a un sistema de “rift” de edad Triásico y/o Jurásico 
inferior (Baby et al., 1998). La Cuenca Oriente en la sección Oeste-Este es asimétrica, 
presentando un moderado buzamiento hacia el Oeste y Sur, a lo largo de su amplio 
flanco oriental, y abruptamente hacia el Este, a lo largo de su más estrecho flanco 
occidental. El eje actual de la Cuenca Oriente está inmerso al Sur-Suroeste, donde los 
espesores de los sedimentos alcanzan los 1.000 m (Canfield et al., 1982), esta 
explicación además de los rasgos tectónicos de la cuenca según Baby et. al., (1998) se 







Figura 2.12. Rasgos tectónicos de la Cuenca Oriente 
Mapa donde se presentan los diferentes rasgos tectónicos del Ecuador en la región Amazónica, el 
degradado café que va de claro a oscuro a la izquierda representa a la zona subandina que va desde el 
Napo hasta Cutucú, el color azul del centro representa el corredor invertido Sacha Shushufindi y el 
color verde de la derecha representa el Sistema invertido Capiron-Tiputini. 






2.13. Estratigrafía de la Cuenca Oriente 
 
Estratigráficamente la cuenca oriente está compuesta por secuencias sedimentarias que 
inician en el periodo Paleozoico y terminan en el Cuaternario y que reposan sobre un 
substrato Precámbrico. Las formaciones paleozoicas han sido identificadas en 
afloramientos únicamente al Norte del levantamiento Cutucú, esto se visualiza en la 
Figura 2.12.  
 
En la cuenca oriente se aprecia una sucesión de sedimentos mesozoicos y terciarios que 
varían entre 8 y 12 kilómetros, producto de una sucesión de ciclos sedimentarios que 
fueron separados por periodos erosivos. Las condiciones marinas que se presentaron 
en el Jurásico Inferior y en el Cretácico Superior, divergen con los sedimentos del 
Jurásico Superior, Cretácico Inferior y Terciario, que son fundamentalmente de agua 
dulce y salobre, y de origen continental. Otra característica destacada de esta cuenca 
son las rocas paleozoicas no metamorfizadas que afloran sólo en la zona subandina 







Figura 2.13. Columna estratigráfica de la Cuenca Oriente 
En la parte A se muestra de izquierda a derecha la edad, formación estratigráfica, representación 
gráfica de la litología, el espesor aproximado y un breve comentario de la litología. En la parte B se 
muestra una visualización más ampliada de la formación Napo, de izquierda a derecha las edades, 
ciclos sedimentarios y las formaciones y unidades presentes. 





Como se aprecia en la Figura 2.13 la columna estratigráfica de la cuenca oriente está 
compuesta desde la sección más superficial a la más profunda por las formaciones; 
Aluvial, Terraza, Chambira, Arajuno, Chalcana, Orteguaza, Tiyuyacu, Tena, Napo, 
Hollin, Chapiza, Santiago, Macuma, Pumbuiza. La parte B de la Figura 2.13 representa 
la Formación NAPO, esta estratigrafía del relleno cretácico se la ha subdividido en 3 
formaciones: Hollín, Napo y la arenisca basal de la Formación Tena. (Collaguazo V., 
2012-2013). 
 
2.14. Formaciones Productoras de Hidrocarburos 
 
Al hablar de las formaciones productoras de la cuenca oriente destaca la formación 
Napo debido a que económicamente es la más significativa. La Formación Napo 
consiste en una secuencia de lutitas negras, calizas grises a negras y areniscas calcáreas, 
su espesor varía de menos de 200 m a más de 700 m, y siempre se encuentra sobre la 
formación Hollín por todo el Oriente. A continuación, se describen las diferentes 
unidades con las que se ha subdividido esta formación. (Jaillard E., 1997). 
 
Arenisca Basal. - Son areniscas cuarzo glauconíticas de grano fino a medio 
intercaladas con lutitas negras calcáreas. (Jaillard E., 1997). 
 
Caliza “C”. - Esta unidad pertenece a la edad Albiano Medio-Tardío (113 millones de 
años), está conformado por calizas de granulometría gruesa que contiene con presencia 
de lutitas en la base. (Jaillard E., 1997). 
 
Lutita Napo Basal. -Esta unidad pertenece a la edad Albiense Medio a tardío (113 
millones de años), es una secuencia de lutitas negras con calizas y glauconitas. (Jaillard 
E., 1997). 
 
Caliza “T”. - Perteneciente al Albiense Tardío (113 millones de años), son 






Arenisca “T”. - Esta unidad pertenece a la edad Albiense Superior (113 millones de 
años), Constituye la parte inferior de una secuencia limitada a la base por una superficie 
de erosión, como producto de la caída del mar. (Jaillard E., 1997). 
 
Caliza “B”. - Esta unidad pertenece a la edad Albiense Tardío (113 millones de años), 
se compone de intercalaciones de lutitas negras, calizas margosas con nódulos de pirita 
y caliza. (Jaillard E., 1997). 
 
Lutitas “U”. - Perteneciente al Cenomaniense Temprano (100,5 millones de años). Es 
una secuencia de lutitas negras ligeramente calcáreas. (Jaillard E., 1997). 
 
Areniscas “U”. - Perteneciente al Cenomaniense Tardío (100,5 millones de años), son 
areniscas desarrolladas sobre una base erosiva. (Jaillard E., 1997). 
 
Caliza “A”. - Esta unidad pertenece a la edad Turoniense inferior (93,9 millones de 
años), está formada por una secuencia basal carbonatada, una secuencia media de 
calizas laminadas con chert y una secuencia superior de margas y calizas claras. 
(Jaillard E., 1997). 
  
Arenisca “M-2”. - Perteneciente al Turoniense Tardío (93,9 millones de años), esta 
unidad consiste en una sucesión de arenas muy finas, separadas por finas 
intercalaciones de lutitas calcáreas. (Jaillard E., 1997) 
 
Caliza “M-2”. - Esta unidad pertenece a la edad Turoniense Tardío a Coniaciense 
Temprano (93,9 a 89,8 millones de años). Son calizas fosilíferas, interestratificadas con 
lutitas, la parte superior está constituida de calizas margosas fosilíferas bioturbadas, y 






Caliza “M-1”. - Esta unidad pertenece a la edad Coniaciense inferior (89,8 millones 
de años), es una secuencia de margas y calizas delgadas en la base, cubierta por un 
estrato de calizas masivas. (Jaillard E., 1997). 
 
Lutita “M-1”. - Es una secuencia formada por lutitas grises ricas en materia orgánica 
con intercalaciones de limolita. (Jaillard E., 1997). 
 
2.14.1. Formación Hollín  
 
La Formación Hollín se diferencia de dos miembros litológicos diferentes según 
Tschopp (1953). Lo que diferencia a cada miembro es que una contiene presencia de 
glauconita y la otra consiste de arenas limpias. Esta formación se formó en la era del 
Aptiano Inferior al Albiano Inferior (125 – 113 millones de años). Los miembros 
litológicos principales se describen a continuación: 
 
2.14.1.1. Formación Hollín Inferior 
 
Pertenece a la era geológica del Aptiano Inferior (125 millones de años) y consiste en 
un conglomerado de areniscas formados en un conjunto de valles incisos encontrados 
en el relleno sedimentario. Los perfiles eléctricos muestran baja resistividad debido a 
que consiste en un reservorio de agua salada. (Almeida D., Cárdenas D., 2010). 
 
2.14.1.2. Formación Hollín Superior 
 
Formado en la edad del Aptiano Superior al Albiano Inferior (125 – 113 millones de 
años) se representa por series de arenas cuarzosas adecuado a yacimientos de llanura 
de inundación aluvial, ambientes de plataforma marina a pocas profundidades y 
planicies costeras. Este tipo de ambiente propicia la formación de glauconita. (Almeida 








3. METODOLOGÍAS PARA EL MODELAMIENTO GEOESTADÍSTICO 
 
En este capítulo se muestra toda la metodología que se aplica para la elaboración del 
presente trabajo, se toma en cuenta que basándose en geoestadística, se obtienen varias 
realizaciones que contribuyen a la obtención de múltiples respuestas que permiten 
escoger la que más se asemeje al reservorio. 
 
El modelo geoestadístico es reforzado con el estudio de los modelos estratigráfico – 
sedimentológico, estructural, petrofísico los cuales se explican brevemente en esta 
sección, además para realizar los distintos modelos físicos - matemáticos se explican 
los diferentes algoritmos de interpolación utilizados como son el algoritmo de 
simulación secuencial indicador y el algoritmo de simulación plurigaussiano, así como 
la forma a emplear para escoger la mejor realización y el cálculo de reservas. (Baque 
R., 2015) 
 
3.1. Métodos de Simulación 
 
Hasta la fecha se ha diseñado tres métodos generales de simulación geoestadística; el 
método basado en celdas, el basado en objetos y el basado en imágenes. La Figura 3.1 
describe un diagrama de flujo de la metodología que se utilizará en donde se observa 
como el uso de los modelos estructural, petrofísico y estratigráfico – sedimentológico 
permiten construir el modelo geoestadístico y a su vez generar el modelo estático, 
posteriormente se detalla el funcionamiento y las técnicas que utiliza el método de 








Figura 3.1. Diagrama de flujo de la metodología del modelamiento Geoestadístico 
Extracto de la metodología geoestadística donde en la parte superior izquierda resalta el modelo 
estratigráfico sedimentológico para la formación de secuencias estratigráficas, registros y mapas de 
facies, etc., al lado está el modelo estructural que permite generar atributos sísmicos, mapas en tiempo 
y profundidad, etc., debajo en la parte derecha el modelo petrofísicos permito generar registros 
eléctricos de propiedades petrofísicas, correlaciones de pozos, etc., en medio el modelo geoestadístico 
integra toda la información para generar curvas de proporción vertical, variogramas, elipses de 
anisotropía, todo esto genera el modelo estático en la parte inferior izquierda con los modelos de facies 
y propiedades petrofísicas y sirve de base para crear modelos dinámicos. 
Fuente: Baque R., 2015 
 
3.1.1.  Método Basado en Celdas 
 
Dentro del ámbito petrolero, básicamente este método consiste en representar un 
yacimiento hidrocarburífero con celdas o pixeles, de tal manera que dentro del software 
este se ve como una estructura compuesta por una gran cantidad de bloques. Es 
importante destacar que entre más sea la cantidad de celdas utilizadas para modelar el 
yacimiento, la representación del mismo será más exacta, la Figura 3.2 expone un 







Figura 3.2. Ejemplo de Simulación Geoestadística basada en celdas 
Ejemplos de cuatro realizaciones aleatorias de modelos de porosidades en la malla geoestadística para 
observar la reproducción de una simulación cualquiera. 
Fuente: Software Decision Space Geoscience 
 
Dentro del software “Decision Space”, al momento de modelar un yacimiento, el 
intérprete debe escoger el tipo de algoritmo de simulación de acuerdo a las 
consideraciones geologías disponibles, esto con el objetivo de interpretar como se 
distribuyen las propiedades dentro del reservorio, lo que quiere decir que el tipo de 
algoritmo usado al momento de interpolar los datos en lugares no referenciados, es 
decir donde no existen datos disponibles. El programa “Decision Space Geoscience” 
(DSG) permite escoger entre una simulación plurigaussiana, de indicador secuencial, 
Gaussiano Truncado o Monogaussiano. El presente proyecto busca generar 
simulaciones generadas por los algoritmos plurigaussiano e indicador secuencial para 
posteriormente realizar un estudio de comparación entre ambos. 
 
3.2. Modelos necesarios para la construcción del Modelo Geoestadístico 
 
Para la generación de un modelo geoestadístico es necesario recopilar información 
proveniente de varios modelos que representen las características físicas del yacimiento 
como litología, propiedades petrofísicas, además es imprescindible conocer el 
ambiente de depositación, entre otros aspectos, con esta finalidad a continuación se 
exponen los modelos estratigráfico, sedimentológico, estructural y petrofísico que 






3.2.1. Modelo Estratigráfico – Sedimentológico 
 
El modelo estratigráfico permite determinar las relaciones verticales y laterales entre 
los estratos geológicos atravesados por diferentes pozos. Este modelo define la 
arquitectura del interior del yacimiento, el buen mallado de secciones estratigráficas 
permite obtener importante información de relaciones verticales entre las unidades de 
interés para predecir la movilidad de los fluidos realizando correlaciones 
intrayacimiento de los reflectores, guiándose con análisis de estratigrafía secuencial y 
correlaciones litológicas pozo – pozo. (Chango M., Cerón G., 2009) 
 
El modelo estratigráfico involucra los siguientes aspectos: 
 
 Interpretación de registros eléctricos de pozos 
 Interpretación de horizontes 
 Estratigrafía secuencial 
 Atributos sísmicos 
 Correlación estratigráfica 
 Secciones estratigráficas 
 
El modelo sedimentológico consta de dos etapas: la definición de facies y la definición 
de la geometría de las capas internas. El objetivo de este modelo consiste en definir las 
secuencias estratigráficas con cada facie asociada. Las facies se codifican utilizando 
variables categóricas para cada facie y también pueden definirse sobre los núcleos 
como petrofacies o electrofacies. (Chango M., Cerón G., 2009) 
 
Cuando se construye el modelo estructural y estratigráfico, se pueden modelar las 
facies en un simulador (software) que muestre su distribución espacial (cubo 3D) 
basándose en el ambiente de deposición del yacimiento y las relaciones de facies lateral 





código asignado a cada facie o litofacie, la profundidad vertical verdadera (True 
Vertical Depth TVD), marcador de posición, además de contar con los valores de 
porosidad y permeabilidad. (Chango M., Cerón G., 2009) 
 
3.2.2. Modelo Estructural 
 
El modelo estructural define la estructura del yacimiento visualizándose para su 
interpretación en cubos 3D, este modelo involucra los horizontes estratigráficos de las 
arenas, fallas estructurales, cuerpos irregulares que pueden ser de arcilla o sal, lo cual 
permite calcular las dimensiones reales, volumetría y complejidad estructural del 
yacimiento en las diferentes condiciones como erosiones, intrusiones o truncamientos, 
etc. (Vargas F., 2011). 
 
El conocimiento del área del yacimiento está relacionado con el grado de incertidumbre 
que presenta el modelo estructural debido a limitaciones técnicas en la configuración 
del patrón de fallas que afecte los límites externos o al propio yacimiento. Cuando se 
procede a la interpretación sísmica se pueden presentar errores en la conversión tiempo 
– profundidad o en la interpretación de horizontes generados por el mal diseño del 
procesado sísmico lo que provocaría gran incertidumbre en la interpretación 
estructural. (Vargas F., 2011). 
 
El modelo estructural puede presentar los siguientes resultados: 
 Interpretación de horizontes 
 Interpretación de fallas 
 Modelo de velocidades 
 Análisis de atributos sísmicos 
 Sismogramas sintéticos 








3.2.3. Modelo Petrofísico 
 
El modelo petrofísico permite obtener propiedades como la porosidad, saturación de 
agua, contenido de arcilla y permeabilidad elaborando mapas de isopropiedades que 
permiten realizar un análisis global. Además, estas propiedades evaluadas pueden 
generar modelos 3D que representan todo el yacimiento implementando técnicas 
geoestadísticas. (López S., 2014) 
 
El análisis petrofísico permite obtener generalmente: 
 
 Interpretación de registros de pozos 
 Análisis de estratigrafía 
 Propagación de electrofacies 
 Correlaciones estratigráficas 
 Evaluación de formaciones 
 Física de rocas 
 
3.2.4. Modelo Geoestadístico 
 
La generación de modelos estáticos conlleva a realizar una serie de procesos 
sistemáticos que involucra una serie de pasos los cuales se explican más adelante, es 
así que inicialmente se debe construir una malla o grilla de alta definición areal y 
vertical que refleje la realidad del campo, después de esto se debe realizar un análisis 
de la distribución de arenas productoras del campo, lo que es posible con las CPV 
(Curvas de proporción vertical).  A continuación, se determina la dirección anisotrópica 
de la litología del campo, calculando esto con una relación entre variogramas y elipses 






Una vez culminado el análisis antes mencionado, se procede a la construcción de los 
modelos estáticos, pero a dichos modelos se vuelve necesario condicionarlos con 
relación a los litotipos presentes en el yacimiento, con el objetivo de correlacionar estas 
propiedades con respecto a la distribución litológica del campo. En resumen, de esta 
manera se obtienen los distintos modelos individuales y de igual forma la dirección 
preferencial de cada uno en cada registro, esta metodología se explica de una forma 
más detallada a continuación (Ganán J., 2014). 
 
3.2.4.1. Construcción de la Malla Geoestadística 
 
La malla o grilla geoestadística es la estructura donde se va a poblar las diferentes 
propiedades, aquí es imprescindible definir de manera precisa el número de celdas a 
utilizar, en el área y de la misma manera  las celdas verticales y horizontales, la 
importancia de una buena selección radica fundamentalmente al momento de ajustar 
los variogramas, si la distribución areal de ubicación de pozos no presenta una 
variabilidad y tiene una tendencia en determinada dirección, sería totalmente complejo 
e incierto el cálculo de variogramas en diferentes direcciones. Es importante destacar 
que entre más celdas tenga la grilla la representación del yacimiento será más precisa.  
 
3.2.4.2. Curvas de Proporción Vertical 
 
En la creación del modelo geoestadístico, las curvas de proporción vertical o las curvas 
de probabilidad de ocurrencia de las facies en sentido vertical, proporcionan 
información que debe de reproducirse al realizar la distribución de facies y juegan un 
papel muy importante, en primer lugar, porque ayuda a identificar las zonas que 
presentan mayor desarrollo de arenas (Díaz M., 2005). El principio de creación de las 
CPV nace de un concepto sencillo el cual radica en agrupar la información acerca de 
las facies disponibles en cada pozo con el objetivo de identificar la presencia de arena 
en el campo estudiado, la Figura 3.3 explica de manera gráfica y muy sencilla el 







Figura 3.3. Metodología de Curva de Proporción Vertical 
A la izquierda se observa la representación de dos litotipos diferentes en 10 pozos y a la derecha se 
observa cómo se verían agrupados en una curva de proporción vertical, simplemente se suma la 
cantidad de datos que tiene cada bloque y se los separa para dar forma a la curva de proporcionalidad. 
Fuente: Díaz M., 2005 
 
Otra utilidad importante de estas curvas es el hecho de que sirven para corroborar si 
los topes ya establecidos respetan el orden de litotipos presentes en la estratigrafía de 
la formación, la Figura 3.4 muestra un ejemplo grafico de una curva de proporción 
vertical real donde se observa una escala de profundidad en el eje Y y una escala de 







Figura 3.4. Ejemplo gráfico de una curva de proporción vertical 
En el eje X se observa una escala de 0 a 100% de la cantidad de litotipos evaluados y en el eje Y una 
escala de profundidad de 0 a 80. En este ejemplo se observan 6 tipos de litotipos diferentes y la 
proporcionalidad de cada uno de ellos. 
Fuente: Decisión Space Geoscience 
 
3.2.4.3. Análisis geoestadístico estructural: Cálculo, ploteo, ajuste e 
interpretación de Variogramas 
 
Después de conocer la litología, se procede a generar los variogramas experimentales 
de los datos de campo disponibles, en distintas trayectorias como 0°, 45°, 90°, 135° 
para posteriormente ajustarlos al modelo teórico que se acople con más precisión, es 
decir, el que representa mayor consistencia con respecto al variograma experimental 
con el fin de determinar direcciones de anisotropía. Para este procedimiento se tienen 
que conocer previamente parámetros como, tolerancia angular, distancia de 
desplazamiento, ancho de banda y rango de búsqueda. En la Figura 3.5 se visualiza un 
ajuste de variograma en el “Decision Space” con datos aleatorios. 
 
 
Figura 3.5. Ajuste de un variograma 
Eje X Rango o distancia de datos, Eje Y Valor del semivariograma o variograma. Los puntos negros 
son los que dan la forma al variograma mediante el ajuste de parámetros de lag, tolerancia angular, 
ancho de banda, etc. Los puntos donde el variograma no se correlaciona son despreciables. 






El ajuste de variogramas se realiza de acuerdo a las funciones teóricas de los modelos 
de variogramas existentes, el software “Decision Space” permite modelar las funciones 
con los modelos: esférico, exponencial, gaussiano y senoidal ajustándolos de acuerdo 
el usuario refleje conjuntamente ingresados los parámetros antes mencionados. 
 
3.2.4.4. Elipses de Anisotropía 
 
Una vez finalizado la evaluación de variogramas en las direcciones ya mencionadas en 
la sección anterior, es posible evaluar la tendencia o dirección preferencial de las 
propiedades del yacimiento pudiendo estas ser litología o propiedades petrofísicas, esto 
es posible gracias las elipses de anisotropía cuya metodología consiste en conocer los 
rangos en los cuales se estabilizan los variogramas en las cuatro direcciones evaluadas, 
cabe recalcar que se considera el norte desde 0° y los siguientes ángulos van en sentido 
de las manecillas del reloj y siendo el variograma evaluado a 0° el reciproco de la 
evaluación a 180° de la misma forma el rango del variograma de 45°es el mismo que el 
de 225° y finalmente los de 90° y 135° serán los de 270° y 315° respectivamente, estos 
datos son representados en un plano cartesiano como se observa en la Figura 3.6. Una 
vez finalizado esta evaluación en la elipse se puede diferenciar parámetros de gran 
importancia como rango mayor, rango menor y dirección preferencial que es la 







Figura 3.6. Determinación de una Elipse de Anisotropía 
Ejemplo de variogramas tomados a las direcciones de 0°, 45°, 90° y 135° los cuales dan los rangos o 
distancias que permiten crear la elipse de anisotropía. La parte inferior izquierda de la figura muestra la 
reproducción de un variograma vertical. 
 
3.2.4.5. Modelo Geoestadístico de Facies 
 
Las facies estratigráficas son importantes en la modelación de yacimientos ya que las 
propiedades petrofísicas de interés están altamente correlacionadas con el tipo de 
facies. El conocimiento de la distribución de las facies restringe el rango de variabilidad 
de la porosidad y la permeabilidad. Más aún, las funciones de saturación dependen de 
las facies, incluso cuando las distribuciones de la porosidad y permeabilidad no 
dependan de éstas, (Díaz & Casar, 2004). 
 
El resultado de este proceso proporciona respuestas estocásticas, lo que significa que 
se obtienen varias realizaciones geoestadísticas del campo condicionadas a la 
información presente en los pozos. Entre las realizaciones que se generan siempre 
existe un grado de similitud, sin embargo, se tiene que escoger la que represente mejor 
la estratigrafía del yacimiento. A continuación, se muestra la Figura 3.7 donde se 







Figura 3.7. Visualización de diferentes realizaciones del modelo de facies 
Representaciones de realizaciones aleatorias de modelos de facies, las inscripciones C1, C1AB, C2, 
etc., representa el código que tiene cada realización en la parte superior izquierda se observa una escala 
de colores lo que supone es que este modelo consiste únicamente de dos litotipos. 
Fuente: (Rojas, 2011) 
 
3.2.4.5.1. Algoritmo de Simulación Secuencial Indicador 
 
El método del indicador secuencial es un algoritmo muy eficiente usa el método de 
interpolación “Kriging” para estimar la función distribución de probabilidad local.  
Requiere del modelo del variograma para cada valor de corte especificado por el 
usuario o como alternativa más eficiente, pero menos precisa del variograma obtenido 
para el valor de corte correspondiente a la mediana. (Díaz & Casar, 2004). La Figura 
3.8 muestra imágenes en 3D y 2D de porosidad de un medio poroso vugular simulado 







Figura 3.8. Simulación de porosidad desde algoritmo secuencial indicador 
Ejemplo visual de una reproducción usando el algoritmo secuencial indicador, a la izquierda se 
observa en un cubo 3D y a la derecha en un mapa 2D. 
Fuente: Díaz & Casar, 2004 
 
3.2.4.5.2. Algoritmo de Simulación Plurigaussiana 
 
El método de simulación plurigaussiana es una variante de la simulación Gaussiano 
Truncado o Monogaussiano que esencialmente es un modelo elaborado para simular 
fenómenos físicos que consisten sólo en dos fases distintas, obteniendo realizaciones 
mediante el truncado de una función aleatoria gaussiana. Con el algoritmo 
plurigaussiano se puede definir varias truncaciones de varias funciones aleatorias Y(x) 
al mismo tiempo, lo que quiere decir que se puede simular tres o más fases distintas de 
una sola estructura. Matemáticamente la metodología del algoritmo plurigaussiano se 
expresa de la siguiente manera. (Díaz M. & Casar R., 2004) 
 ܫሺݔ; ݕଵ, ݕଶሻ =  {ͳ                                    ݏ� ଵܻሺݔሻ < ݕଵʹ        ݏ� ଵܻሺݔሻ ≥  ݕଵ � ଶܻሺݔሻ < ݕଶ͵        ݏ� ଵܻሺݔሻ ≥  ݕଵ � ଶܻሺݔሻ  ≥  ݕଶ            Ec. 3.1 
 
Pero en la práctica esto no es siempre satisfactorio, porque si se tienen realizaciones 
continuas entonces ambas fases no pueden estar en contacto. A continuación, en la 








Figura 3.9. Simulación Plurigaussiana 
La parte superior muestra dos litologías en ambiente de deposición diferentes, abajo a la izquierda se 
observa cómo se definen las banderas de truncación y al lado la reproducción en una simulación 
cualquiera. 
Fuente: Díaz M. & Casar R., 2004 
 
3.2.4.6. Modelo Geoestadístico de Propiedades Petrofísicas 
 
El trabajo de modelamiento de propiedades petrofísicas consiste en poblar las celdas 
de la malla 3D que están vacías, es decir, que no tienen un valor asignado de porosidad 
y/o permeabilidad en el yacimiento. Durante esta etapa se respetan las celdas que 
fueron interceptadas por los pozos debido a que ya tienen un valor de porosidad 
asignado al realizar el escalamiento de los registros continuos de porosidad. (Rojas C., 
2011) 
 
Los valores de las propiedades petrofísicas son asignados dentro de cada facie de 
manera que se reproduzcan las características estadísticas representativas (histograma, 
variograma, la correlación con otra variable) de la propiedad para dicha facie. (Díaz M. 
& Casar R., 2004). Es importante saber que antes de realizar algún modelamiento 
geoestadístico de alguna propiedad petrofísica, es necesario verificar el 
comportamiento de la misma en relación a los litotipos, para comprobar la variación de 
esta propiedad con respecto a su litología como se visualiza en los ejemplos de los 







Figura 3.10. Procedimiento para la construcción de un modelo de porosidad 
Para el cálculo de un modelo petrofísico como la porosidad, se debe contar con los registros eléctricos 
de pozos (izquierda) a su vez crear el modelo de facies (centro), ya con esto se genera los modelos de 
las propiedades petrofísicas mediante la implementación de un algoritmo que los identifique. 
Fuente: Software Decision Space Geoscience 
 
3.2.4.6.1. Cálculo de Porosidad Efectiva 
 
Porosidad efectiva (PHIE) es una de las propiedades petrofísicas más relevantes en el 
yacimiento. Para el presente estudio se evalúa desde el modelo convencional de 
porosidad densidad-neutrón y corregido por el volumen de arcilla de formación, ya que 
actualmente este modelo, basado en regresión lineal, es el más utilizado al momento 
de realizar este cálculo, la ecuación 3.2 muestra esta relación (Rojas C., 2011). ܲܪܫ� = (∅� + ∅�ʹ )ݔሺͳ − ܸݏℎ�ሻ    ��. ͵.ʹ 
Donde: 
 PHIE = Porosidad Efectiva 
 ∅D = Porosidad primaria del Registro Density  
 ∅N = Porosidad primaria del Neutrón leído en el registro 
 Vshl = Volumen de arcilla a partir del Gamma Ray 
 
3.2.4.6.2. Cálculo de Saturación de Agua 
 
Esta propiedad se evalúa a partir de ecuaciones empíricas como el modelo de Archie y 
el modelo de Indonesian, pero en este estudio la saturación total de agua fue 





probabilidad de valores cercanos a la realidad del campo de la siguiente manera: (Rojas 
C., 2011). 
 
SW = (Archie + Indonesian) /2        Ec. 3.3 
 
A continuación, se expone la ecuación de Archie y el modelo de Indonesian 
respectivamente: 
 
Ecuación de Archie: 
ܵ� = √ܽ . ܴݓ∅௠ . ܴݐ�     ��. ͵.Ͷ 
 
Modelo de Indonesian: 
 
ܵݓ =
[   
   ͳ√ܴݐ√ ∅௠ܽ ݔ ܴܹ + ܸܵܪቆଵ−ቀ���ଶ ቁቇ√ܴ�௟�� ]   
   
ଶ௡
    ��. ͵.ͷ 
Donde: 
 
Rt = Resistividad de la formación. ∅ = Porosidad. 
Sw = Saturación de agua 
m = Factor de cementación 
n = Exponente de saturación 
a = Constante de tortuosidad 
Rw = Resistividad del agua de formación 







Contenido de arcilla a partir del Gamma Ray 
Vsh = Contenido de arcilla 
 
3.2.4.6.3. Cálculo de Permeabilidad 
 
Para el cálculo de la permeabilidad se utilizó el modelo empírico de Timur que 
relaciona la permeabilidad con la porosidad y la saturación de agua irreductible. (Rojas 
C., 2011). 
 � = Ͳ.ͳ͵͸ ∅4.4ܵݓ�ଶ     ��. ͵.͸ 
 
Donde: 
  K = Permeabilidad 
  ∅ =  Porosidad 
  Swi = Saturación de Agua Irreductible 
 
3.2.4.6.4. Cálculo de Contenido de Arcilla 
 
El volumen de arcilla se determinó teniendo en cuenta el registro de rayos gamma, 
basado en la interpretación de litotipos evaluando inicialmente el índice de Gamma 
Ray. (Rojas C., 2011). 






= Índice de arcilla a partir del Gama Ray 
GRcorr 
 









= Gamma Ray leído en zona de lutita 
 
3.2.4.7. Selección de la mejor realización 
 
La simulación geoestadística es un método que genera respuestas estocásticas lo que 
significa que determina varias posibilidades acerca de la estructura que quiere 
reproducir, esto implica varios posibles escenarios entre los cuales están los optimistas 
y pesimistas, es aquí que se debe seleccionar el modelo que mejor represente la realidad 
del yacimiento. Para este proceso de selección se utiliza estadística; específicamente se 
trabaja con percentiles, las realizaciones generadas están ordenadas de acuerdo al 
POES establecido en cada uno de ellas, se realizan histogramas de frecuencia con el 
objetivo de obtener los percentiles 10, 50 y 90, generalmente se escoge las realizaciones 
pertenecientes al percentil 50 y se corrobora las mismas analizándolas con respecto a 
mapas de facies y producción. (Baque R., 2015) 
 
3.2.4.8. Cálculo de POES 
 
Entre los objetivos principales del modelo estático esta determinar el Petróleo Original 
En Sitio (POES), para cuantificar con mayor certeza las posibles reservas petroleras 
con las que se cuenta actualmente, existen varias maneras para realizar este cálculo, 
estas son; el método volumétrico, curvas de declinación de producción, balance de 
materias, método de Monte Carlo. El software “Decision Space Geoscience” define el 
valor del POES en el campo por medio del método volumétrico de Simulación de 
Yacimientos utilizando la siguiente ecuación: (Baque R., 2015) 







POES = Petróleo original en sitio (BN) 
Φ = Porosidad (fracción) 
Swi = Saturación de agua irreductible (fracción) 
A = Área de drenaje (Acre) 
h = espesor del estrato (ft) 
Boi = Factor volumétrico de formación del petróleo inicial (BY/BN) 
          (Barriles de yacimiento/Barriles normales) 
 
Cabe recalcar que se implementan unidades de campo cuando se habla de la industria 
petrolera descartando las unidades métricas, la diferencia de los barriles de yacimiento 
con los normales es que al momento de producir existe una pequeña diferencia entre lo 
que está en el subsuelo y lo que sale a superficie por la liberación de gas que se 
encuentra a grandes presiones y temperaturas en el yacimiento, esta pequeña diferencia 
se expresa con el factor Boi. 
 
3.3. Descripción del “Decision Space Geoscience” 10ep. 3. 06 
 
La plataforma de trabajo “Decision Space Geoscience” consta de un entorno de flujo 
de datos que permite realizar interpretaciones de datos geológicos, geofísicos, sísmicos, 
sedimentológicos, petrofísicos y geoestadístico usados para la caracterización de 
reservorios. El entorno multiusuario permite realizar las diferentes etapas de 
modelamiento usando las diferentes herramientas y ventanas de trabajo que este 
software ofrece, como pueden ser ventanas de secciones, en mapas 2D, en cubo 3D o 
en correlaciones, etc. 
 
Esta integración facilita al usuario el análisis de información desde la más simple hasta 
la más compleja, además al emplearse un solo software para diversos campos permite 
reducir costos y tiempos de operación. En la Figura 3.11 se muestra la ventana principal 







Figura 3.11. Presentación del Decision Space Geoscience 
Fuente: Software Decision Space Geoscience 
 
3.3.1. Plataforma Openworks 
 
La plataforma de trabajo “Openworks” permite crear la base de datos de los proyectos 
que el usuario necesite generar, es decir permite clasificar el tipo de proyecto como 
puede ser de exploración, de producción, etc., además contribuye herramientas para 
cargar a las sesiones individuales de “Decision Space Geoscience” de una manera 
versátil. La herramienta “Data Import” es la que se usa para cargar todos los tipos de 
datos disponibles como los “wellheaders”, “surveys”, fallas estructurales, topes y 
bases, registros eléctricos, mapas de facies, etc. En la Figura 3.12 se observa el logo de 
esta plataforma de trabajo. 
 
 
Figura 3.12. Plataforma Openworks 






3.3.2. Herramienta Well Layout 
 
La herramienta “Well Layout” se emplea en “Decision Space Geoscience” para crear 
diseños de los registros eléctricos y de los registros de facies sedimentarias que 
permiten facilitar la interpretación por medio de escalas de colores, escalas con valores 
numéricos, correlaciones de registros o al añadir o disminuir los “tracks”. En la Figura 
γ.1γ se observa la ventana principal de la Herramienta “Well Layout”. 
 
 
Figura 3.13. Herramienta Well Layout 
Fuente: Software Decision Space Geoscience 
 
3.3.3. Herramienta Inventory 
 
La herramienta “Inventory” permite clasificar la información que se tiene cargada a 
una sesión de “Decision Space Geoscience”, para cada tipo de información se 





facilitar el manejo de datos que en muchos casos suele ser extenso. La Figura 3.14 
muestra la ventana de la herramienta “Inventory”. 
 
 
Figura 3.14. Herramienta Inventory 
Fuente: Software Decision Space Geoscience 
 
3.3.4. Herramienta Color Bar 
 
La herramienta “Color Bar” consiste en una barra que muestra en escala de colores la 
propiedad que se esté interpretando, al momento de realizar modelamiento es 
ampliamente utilizada para facilitar su interpretación. La Figura 3.15 muestra la 







Figura 3.15. Herramienta Color Bar 
Fuente: Software Decision Space Geoscience 
 
3.3.5. Módulo Earth Modeling 
 
Para realizar el modelamiento geoestadístico se emplea el módulo “Earth Modeling” 
disponible en “Decision Space Geoscience” debido a que sus opciones dan facilidades 
para el proceso que conlleva a generar los modelos estáticos de reservorios. En la 








Figura 3.16. Opciones del módulo Earth Modeling 
Fuente: Software Decision Space Geoscience 
 
En la Figura 3.16 empezando desde arriba se encuentra el ícono “Data Operations” que 
permite generar los “point sets”, generar o exportar curvas de registros eléctricos, 
añadir pozos a una nueva malla geoestadística, etc. 
 
El segundo ícono se llama “Stratigraphic Modeling” y se emplea para generar una 
malla geoestadística, codificar los litotipos de las formaciones o para crear los “Well 
Blocking”. 
 
El tercer ícono llamado “Facies Trend Modeling” permite generar las curvas de 
proporción vertical, agruparlas o crear mapas a partir de estas curvas creadas. 
 
El cuarto ícono se llama “Variogram Modeling” permite generar los variogramas que 
el usuario considere para cualquier formación o para cualquier propiedad 






El quinto ícono se llama “Facies Modeling and Simulation” permite crear los modelos 
de facies escogiendo un algoritmo, los variogramas correspondientes y el número de 
realizaciones que el usuario desee. 
 
El sexto ícono corresponde a “Petrophysical Property Modeling” para generar los 
modelos petrofísicos utilizando el modelo de facies disponible, escoger la propiedad 
petrofísica deseada, el número de realizaciones y el tipo de algoritmo a implementar. 
 
El séptimo ícono llamado “General Property Modeling” es una opción opcional para 
realizar modelamientos de forma general despreciando cierto tipo de información. 
 
El último ícono llamado “Post processing” permite generar modelos volumétricos para 
la estimación de reservas de petróleo o gas, además se pueden generar mapas 










4. DATOS Y METODOLOGÍA 
 
El desarrollo metodológico para la elaboración de este trabajo de investigación consiste 
en mostrar el procedimiento realizado a través del software de modelamiento “Decision 
Space® Geoscience”, se escogió un campo real de la cuenca oriente, pero descrito con 
nombres sintéticos usando datos reales para una demostración que implique a 
asemejarse más a la realidad geológica y geofísica del campo. 
 
En este capítulo se describe cada paso para obtener el polígono del campo, la malla 
geoestadística, “pointsets”, litotipos y el “well bloking” que permitirán realizar una 
interpretación de las propiedades litológicas y petrofísicas de los yacimientos 
principalmente de la formación Hollín de la Cuenca Oriente. 
 
Mediante estos parámetros se obtienen los datos esenciales que luego permiten realizar 
el modelamiento geoestadístico de facies y de propiedades petrofísicas y escoger el 
algoritmo de interpolación adecuado para cada litotipo y para cada propiedad 
petrofísica, sea porosidad, permeabilidad, saturación de agua o contenido de arcilla. 
 
4.1. Descripción del Campo 
 
La Cuenca Oriente se encuentra localizada en el este de la República del Ecuador, 
también se la conoce como región Amazónica y cuenta con 6 provincias, el campo en 
estudio está localizado en la provincia de Orellana. 
 
Se nombrará el campo con el nombre de Campo Oriente, el campo cuenta con 
información de 19 pozos exploratorios que aún no han entrado a la fase de producción 





Hollín Superior y Hollín Inferior, dicha formación posee gran invasión de agua y por 
este motivo no existen muchos análisis de la misma. 
 
También se debe recalcar que los pozos son direccionales y se encuentran separados 
en 2 pads (se denomina pad a la plataforma de perforación que contienen conjuntos de 
pozos), dicho esto el pad A contiene los pozos POZO-001, POZO-002, POZO-003, 
POZO-004, POZO-005, POZO-006, POZO-007, POZO-008, POZO-009, POZO-010, 
POZO-011 y POZO-012; mientras que el pad B muestra los pozos POZO-013, POZO-
014, POZO-015, POZO-016, POZO-017, POZO-018 y POZO-019, en la Figura 4.1 se 
visualiza un mapa 2D en el software Decision Space de la distribución de los pozos en 
el campo en la cual se visualizan de las coordenadas X y Y, y en la Figura 4.2 se observa 
esta distribución en el software Decision Space a través de un cubo 3D donde se 
muestran las coordenadas en X y en Y de los pozos y la escala de profundidad en pies. 
 
 
Figura 4.1. Distribución de Pozos – Vista Mapa 2D 
Se presentan las coordenadas en X y Y de la ubicación de pozos, se observan 2 Pads diferenciados y 
como se distribuyen los pozos en cada Pad. 
Fuente: Decision Space Geoscience 
 






Figura 4.2. Distribución de Pozos – Vista Cubo 3D 
Vista tridimensional de la ubicación de pozos del Campo Oriente en el que se observan los dos Pads y 
la distribución a lo largo y ancho del subsuelo. En la parte superior de color rojo está la escala en X, de 
color naranja la escala en Y y de color azul la escala de profundidad. 
Fuente: Decision Space Geoscience 
 





4.2. Organización de la Información Disponible 
 
La información con la que se contó para el Campo Oriente consta de “Well Headers”, 
“surveys”, facies sedimentarias, registros eléctricos y topes formacionales que se 
detallarán a continuación: 
 
“Wellheaders”: Contienen los datos de las coordenadas UTM X y Y de los pozos, la 
profundidad total (MD), el tipo de elevación (en este caso “Kelly Bushing”), la 
profundidad de elevación en cada pozo, que permiten la ubicación de los pozos en el 
campo o la región en donde se va a realizar el modelamiento, el archivo viene en 
formato .prn y se lo sube al proyecto que se va a crear mediante el software 
“Openworks®”. 
 
En la Figura 4.3 se muestra los parámetros de entrada para cargar lo pozos a través de 
la ventana “Well Data Manager” del “Decision Space®”. 
 
 
Figura 4.3. Información de Wellheaders 
Ventana principal del “Well Data Manager” donde se puede crear los pozos que el usuario desee, se 
incluyen parámetros como las coordenadas X y Y, la profundidad, elevación de la mesa rotaria, etc. 






“Surveys”: Los “surveys” muestran toda la información de los pozos direccionales 
como:  profundidad medida (MD), profundidad total verdadera (TVD), inclinación, 
azimuth que permite visualizar el pozo direccional como en las Figuras 4.1 y 4.2; los 
archivos vienen en formato .prn y se linkea o se adjunta para cada pozo existente en el 
software “Openworks®”. 
 
En la Figura 4.4 se visualiza la información necesaria para crear el “survey” de los 
pozos en la ventana “Well Data Manager”, opción “Directional Survey”. 
 
 
Figura 4.4. Información de “Surveys” 
Ventana principal de la opción “Directional Survey” donde se puede cargar para cada pozo los datos 
de la profundidad vertical verdadera, inclinación, azimuth realizado a escala de profundidad. 
Fuente: Decision Space Geoscience 
 
Facies Sedimentarias: Consiste en información de las facies o litotipos interpretados 
por el geólogo o sedimentólogo existentes para las formaciones en estudio, vienen en 
formato .LAS y se linkea el archivo correspondiente a cada pozo por medio de 
“Openworks®”, en la Figura 4.5 se observan perfiles litológicos cargados a la ventana 





(sandstone), el color verde a la glauconita, el color azul a la caliza y el color plomo a 
la lutita (shale). 
 
 
Figura 4.5. Visualización de las Facies Sedimentarias en Well Correlation 
Vista aleatoria de los perfiles estratigráficos de dos pozos de la cuenca Oriente en el que se observan 
bloques de color café claro que representan a la lutita, el color verde a la glauconita, el azul a la caliza 
y el amarillo a la arenisca. 
Fuente: Decision Space Geoscience 
 
Registros Eléctricos: Los Registros que contienen los pozos consta de: Gamma Ray 
(GR), Potencial Espontáneo (SP), Resistividad medida (RESD), Neutrón (NPHI), 
Density (RHOB), Sónico (DT), Porosidad Efectiva (PHIE), Permeabilidad (Kh), 
Saturación de Agua (Sw) y Contenido de arcilla (Vsh); el formato en que deben estar 
los archivos para subirlos al “Openworks®” debe ser .LAS. En la Figura 4.6 se 







Figura 4.6. Visualización de los Registros Eléctricos en “Well Correlation” 
Registros eléctricos de dos pozos aleatorias, de izquierda a derecha cada columna o “track” contiene 
registros diferentes: en la primera columna no existe ningún registro, en la segunda están los registros 
de potencial espontáneo y Gamma Ray, en la siguiente columna está el de resistividad profunda, el 
siguiente están los registros sónico, neutrón y density, la siguiente columna muestra el registro de 
saturación de agua, el siguiente el de contenido de arcilla, le sigue el de porosidad y el ultimo es el de 
permeabilidad. 
Fuente: Decision Space Geoscience 
 
Topes Formacionales: Contiene los topes y bases a la profundidad en que se 
encuentran las formaciones de los pozos que se van a evaluar, en este caso se obtienen 
dos topes y una base de los dos intervalos de la formación Hollín para este estudio los 
cuales se detallan a continuación y se visualizan en la Figura 4.7: 
 
 Tope Formación Hollín Superior (Rojo) 
 Tope Formación Hollín Inferior (Verde) 







Figura 4.7. Visualización de los Topes Formacionales en Cubo 3D 
En el cubo tridimensional se encuentran los topes para la formación Hollín del Campo Oriente, cada 
pozo posee tres topes, de arriba hacia abajo están el Tope de Hollín Superior (color rojo), le sigue el 
Tope de Hollín Inferior (color verde) y abajo está la Base de Hollín Inferior (color azul). 
Fuente: Decision Space Geoscience 
 
4.3. Ubicación del Polígono o Área de Interés 
 
El polígono representa la región donde se concentra el análisis y donde se realizará el 
modelamiento estático del Campo Oriente, por este motivo se define un polígono con 
la finalidad de eliminar zonas que no sean de interés, además permite construir las 
superficies de las formaciones que se modelarán. La Figura 4.8 muestra el polígono 








Figura 4.8. Ubicación del Polígono del Campo en Mapa 2D 
Vista del polígono que engloba a la totalidad de pozos, se observa que ningún pozo puede quedar fuera 
del polígono y se trata de no escoger zonas vacías donde no existe información. 
Fuente: Decision Space Geoscience 
 
4.4. Superficies del Campo Oriente 
 
La construcción de las superficies y horizontes estructurales, se construyeron utilizando 
los topes y bases de las formaciones de interés, además estas superficies se delimitan 
al área del polígono y permiten definir los intervalos de formación que el software los 
considerará para el modelamiento geoestadístico, también para discretizar la 
información se crea un framework (marco estructural que correlaciona los topes, bases, 
fallas geológicas, secciones sísmicas, etc.) de las superficies como se muestra en las 









Figura 4.9. Superficie al Tope de la Formación Hollín Superior 
Superficie creada escogiendo el Tope de Hollín Superior y realizado a escala del polígono creado.  







Figura 4.10. Superficie al Tope de la Formación Hollín Inferior 
Superficie creada escogiendo el Tope de Hollín Inferior y realizado a escala del polígono creado.  







Figura 4.11. Superficie a la Base de la Formación Hollín Inferior 
Superficie creada escogiendo la Base de Hollín Inferior y realizado a escala del polígono creado.  










4.5. Construcción de la Malla Geoestadística 
 
La malla o grid geoestadística permite ingresar los datos de los registros que se tienen 
de cada pozo a pequeñas celdas que luego permitan realizar la interpolación para la 
construcción de los modelos de facies y propiedades petrofísicas. 
 
Es indispensable tener en cuenta que no pueden poblarse datos de 2 pozos en la misma 
celda, puesto que el software no podría escoger con cuales valores trabajar; por esta 
razón es necesario la realización de un estudio de sensibilidad areal y vertical para 
determinar los mejores parámetros que definan el diseño del campo Oriente. 
 
Por este motivo, se realiza un escalamiento de las propiedades litológicas y petrofísicas 
para comprobar que en los valores de las celdas no se pierda la información original 
con la que se está escalando, esto permite realizar con mayor certeza los modelamientos 
puesto que se contará con la mayor cantidad de los datos disponibles, en la Figura 4.12 




Figura 4.12. Información original y escalada del Intervalo 1 (izquierda) y del intervalo 2 (derecha) 
Se muestra información de la formación Hollín Superior (Intervalo 1) y de Hollín Inferior (Intervalo 
2), el color azul representa la cantidad de datos originales de cada propiedad existente, ya sea de facies 
o de propiedades petrofísicas y la barra de color verde son los mismos datos pero que se van a tomar 
en consideración cuando se trabaje en la malla geoestadística. 






En la Tabla 4.1 se muestran los parámetros ingresados a los intervalos de formación 
que se escogieron del escalamiento, el intervalo 1 corresponde a la Formación Hollín 
Superior, mientras que el intervalo 2 a la Formación Hollín Inferior y en la Tabla 4.2 
se observan los tamaños areales de celdas elegidos para el Campo Oriente. 
 
















1 Proporcional 120 0.504 60.48 
Tope Hollín 
Superior – Tope 
Hollín Inferior 
2 Proporcional 140 0.504 70.56 
Tope Hollín 
Inferior – Base 
Hollín Inferior 
 
Tabla 4.2.  Parámetros de tamaños  areales de celdas para la Malla Geoestadística  
 X (pies) Y (pies) 
Origen (Coordenada): 303.353,892 9.978.289,425 
Tamaño de Celdas: 100 100 
Número de celdas: 60 54 
 
Con estos parámetros ingresados se obtuvo una grilla geoestadística que consta de 
842.400 celdas distribuidos en: coordenada (número de celdas) X (60), Y (54) y Z 
(260), en la cual se determinó que la Formación Hollín Superior (intervalo 1) tiene un 
espesor de 60,4 pies y la Formación Hollín Inferior correspondiente al intervalo 2 un 
espesor de 70,5 pies, para los dos intervalos de interés se escogió un espesor de capas 






En la Figura 4.13 se muestra la malla geoestadística creada en Decision Space donde 




   
Figura 4.13. Vista de la Grilla Geoestadística en cubo 3D (arriba) y de cada formación (abajo) 
Malla geoestadística representativa del Campo Oriente, en la parte superior se muestra la totalidad de 
la malla, y en la parte inferior izquierda solo la malla para la formación Hollín Superior y a la derecha 
para la formación Hollín Inferior. La degradación de colores no significa nada. 










4.6. Construcción de “Pointsets” 
 
Los “pointsets” componen el “set” de datos que poseen los registros eléctricos y las 
facies, para el modelamiento es necesario convertir estos registros en set de datos y el 
software “Decision Space Geoscience” permite realizarlo a través de la opción “Data 
Operations” en la Barra “Earth Modeling”, se debe escoger el intervalo o rango de 
profundidad que debe incluir las dos formaciones que se evalúan, además se escogen 
la totalidad de los pozos y los registros que se van a modelar, en este caso la Porosidad 
efectiva (PHIE), la saturación de agua (Sw), la permeabilidad (Kh) y el contenido de 
arcilla (Vsh). En la Figura 4.14 se presentan los parámetros escogidos y la visualización 
de los “pointsets” en el cubo 3D. 
 
 
Figura 4.14. Parámetros para crear los Point Sets 
A la izquierda la malla geoestadística, a la derecha la ventana de que permite configurar los pointsets, 
en la parte superior de esta se coloca el espesor que uno desea para cada punto, más abajo se escoge el 
rango que debe cubrir las dos formaciones que se están evaluando, luego se escogen los pozos y más 
abajo se escogen los registros para los que se desea crear el pointset. 






4.7. Definición de Litotipos 
 
Los litotipos se escogieron revisando el registro “Gamma Ray” y “Vsh”, observando 
los cambios del contenido de arcilla en la formación. El cambio que se genera en la 
curva del contenido de arcilla se debe a las variaciones del tamaño del grano de la roca, 
controlado por un ambiente de depositación. Los datos de núcleos con que se contó 
para este análisis y otros estudios complementarios permitieron definir el ambiente 
sedimentario presente en la formación Hollín Superior y Hollín Inferior el cual es de 
Sistema costero o transgresivo dominado por mareas en el cual se da en zonas cuando 
el río se une con el mar y predomina la acción de las mareas por los efectos de descarga 
continental. 
 
La codificación de los litotipos permitió descifrar 4 tipos los cuales se muestran en la 
Tabla 4.3 descrita a continuación: 
 
Tabla 4.3.  Definición de Litotipos  
Código Litología Color 
1 Arenisca  
2 Glauconita  
3 Caliza  
4 Lutita  
 
En la Figura 4.15 se visualizan los parámetros de los litotipos que se ingresan en el 
software “Decision Space Geoscience” incluyendo los “point sets” y la malla 






Figura 4.15. Parámetros para la definición de Litotipos 
Ventana para crear litotipos, en la parte superior se escoge el pointset y la malla geoestadística 
construida, más abajo se los configura o se pueden crear para cada intervalo de formación. 
Fuente: Decision Space Geoscience 
 
4.8. Construcción de “Well Blocking” 
 
Para discretizar las propiedades del yacimiento que se van a modelar se construye un 





saturación de agua, permeabilidad, contenido de arcilla) y las variables categóricas, en 
este caso los litotipos en los cuales se escoge el método de interpolación que se va a 
realizar entre celdas para los diferentes modelamientos, para las variables continuas se 
escoge un promedio aritmético y para las categóricas se escoge un “most of”, en la 




Figura 4.16. Información entrante para la Construcción del “Well Bloking” 
Ventana de “Well Blocking”, en la parte superior se escoge el “Point Set” y la malla geoestadística 
creada, en la parte de abajo se categoriza cada propiedad que se va a evaluar. Para las propiedades 
petrofísicas se la denomina como continua y se escoge un promedio aritmético y para las facies se 
escogen como discretas el promedio de “most of”. 








5. INTERPRETACIÓN FÍSICA DE DATOS 
 
En el presente capítulo se realiza una interpretación física de las formaciones que se 
van a modelar en el yacimiento, tanto de la litología descrita (modelo de facies) como 
de la porosidad, permeabilidad, saturación de agua (propiedades petrofísicas) es 
importante reconocer los registros eléctricos de los intervalos de interés, puesto que 
ayudan a realizar los distintos modelamientos con la mayor precisión posible y 
escogiendo los algoritmos adecuados. 
 
El análisis de los datos escalados en la herramienta Data Analysis permite graficar 
histogramas de frecuencia y multihistogramas para reconocer a ciencia cierta la 
cantidad de datos disponibles de las formaciones productoras, también permiten 
relacionar posibles errores en la entrada de datos, por ejemplo, que un registro de 
porosidad efectiva de la lutita muestre varias cantidades de datos a un valor de 0.15. 
 
El cálculo de variogramas realizado en este campo permite obtener la orientación 
preferencial de los datos, es decir hacia a donde se dirigen los litotipos y las propiedades 
petrofísicas del reservorio verificados con la obtención de las elipses de anisotropía y 
contando con mapas de facies. 
 
5.1. Interpretación Geológica de los litotipos 
 
La definición de litotipos realizada en el software “Decision Space Geoscience” 
permitió obtener proporcionalidades de las diferentes formaciones presentes en el 








Tabla 5.1.  Datos de los Litotipos por intervalos  
Tabla del registro de cada facie sedimentaria obtenida del software “Decision Space Geoscience”, los 
valores toman en cuenta la totalidad de los pozos para las formaciones Hollín Superior (Intervalo 1) y 
Hollín Inferior (Intervalo 2). 
Formación 
(Int) 

















1 911 51.91 5 0.28 121 6.89 718 40.91 1755 100 
2 1027 58.22 28 1.59 150 8.50 559 31.69 1764 100 
Total 1938 55.07 33 0.94 271 7.70 1277 36.29 3519 100 
 
En la Tabla 5.1 se muestra la cantidad de datos y la proporcionalidad de la información 
disponible de cada litotipo y en cada formación, el intervalo 1 correspondiente a la 
Formación Hollín Superior y el intervalo 2 a la Formación Hollín Inferior, para 
observar de mejor manera se presenta la Figura 5.1 donde se visualiza la distribución 
de litotipos por intervalos. 
 
 
Figura 5.1. Distribución de litotipos en los yacimientos del Campo Oriente 
Escala de porcentajes (Percent) de cada litotipo en las dos formaciones productoras evaluadas, se 
observa que el color amarillo representa a la arenisca, el verde a la glauconita, el plomo a la lutita y el 
azul a la caliza. 
Fuente: Decision Space Geoscience 
 
La Figura 5.1 muestra buena proporción de arena fina al 51.91% en el intervalo 1 
correspondiente a la Formación Hollín Superior, también presenta glauconita en un 





mientras que en el intervalo 2 de la Formación Hollín Inferior existe presencia de arena 
fina en un 58.22%, glauconita en un 1.59%, caliza en 8.5% y la lutita en un 31.69%, lo 
que hace suponer que la de mejor rendimiento es la del intervalo 2. 
 
Para ayudar de mejor manera a interpretar la litología del campo se construye una 
correlación litológica como la que se presenta en la Figura 5.2, donde se muestra el 
perfil litológico de los 19 pozos evaluados en el estudio, además se encuentran 
divididos los intervalos por cada uno de los topes formacionales de las arenas 
productoras. 
 
Con la ayuda de este perfil se puede escoger los posibles intervalos donde sea factible 
concentrar el espesor neto donde se pueda encontrar presencia de hidrocarburos 








Figura 5.2. Correlación Litológica de los pozos del Campo Oriente 
Vista general de los perfiles litológicos de los 19 pozos del Campo Oriente, se observan los topes formacionales como el Tope de Hollín Superior (línea de 
color rojo) el Tope de Hollín Inferior (línea verde) y la Base de Hollín Inferior (línea azul), también para cada pozo se observa la distribución de litotipos, 
en este caso el amarillo es para la arenisca, el verde para la glauconita, el azul para la caliza y el café claro para la lutita. 





5.2. Interpretación de los Registros Eléctricos 
 
La configuración de los registros eléctricos cargados en el software “Decision Space” 
ayuda a crear un diseño de registros que ayuden al intérprete a determinar de mejor 
manera las zonas de interés, creando “tracks” donde se ubica cada uno de los registros 
eléctricos primarios y los que se obtuvieron del modelo petrofísico cargado; en la 
Figura 5.3 se observa el “set” de registros del POZO-003 que fue el diseño que se 
adaptó para todos los pozos del campo Oriente, se toma en cuenta además que se 
colocaron los topes formacionales para delimitar las zonas que se iban a analizar. 
 
 
Figura 5.3. Set de Registros del POZO-003 
En la figura se muestra el diseño del “Set” de registros eléctricos creado en el software “Decision 
Space Geoscience”, en este caso para el POZO-003, de izquierda a derecha se encuentran siete 
“tracks”, el primero tiene los registros de Potencial Espontáneo y de Gamma Ray, el segundo el de 
Resistividad Medida, el tercer tiene los de Densidad, Sónico y Neutrón, en los siguientes se encuentran 
los de permeabilidad, saturación de agua, contenido de arcilla y porosidad efectiva, en ese orden. 






En la Figura 5.3 se visualizan los registros separados por “tracks” (columnas): en el 
primer “track” tomando de izquierda a derecha se visualizan los registros Gamma Ray 
(GR) línea de color azul, en el registro GR se colocó una escala de colores para 
identificar las posibles zonas de arena siendo las zonas pintadas de color amarillo como 
las de mayor presencia de arena y las verdes puede referirse a las lutitas o calizas, el 
segundo “track” muestra el registro de Resistividad profunda (RESD) línea de color 
negro, el tercer “track” contiene los registros Density (RHOB) línea de color azul, 
Neutrón (NPHI) línea de color verde y Sónico (DT) línea de color rojo, que son 
registros de porosidades primarias que sirve para el cálculo de la porosidad efectiva; 
con la correlación de los registros RHOB y NPHI se determinan las zonas con posible 
presencia de hidrocarburos, mostrándose los intervalos pintados de color amarillo que 
representan el cruce que hay entre estas curvas. 
 
El cuarto “track” muestra el registro de permeabilidad (Kh) (que se obtuvo utilizando 
la ecuación de Timur), el quinto “track” contiene el registro de saturación de agua (Sw) 
(que se calculó utilizando la ecuación de Indonesia), el sexto “track” muestra el registro 
de Contenido de Arcilla (Vsh) (que se obtuvo a partir del GR) línea de color celeste y 
el ultimo “track” muestra el resultado de la Porosidad Efectiva (PHIE) (obtenido de los 
registros de porosidades primarias) línea de color rojo con una escala de colores para 
identificar las zonas con porosidades más altas. Esta interpretación se realizó para los 
19 pozos donde se obtuvieron los siguientes resultados que ayudan a identificar de 
mejor manera los intervalos netos de interés, la Tabla 5.2 muestra los resultados 
obtenidos para los 19 pozos evaluados y en las Figuras 5.4 y 5.5 se muestra la 
correlación de los registros eléctricos de los 19 pozos del Campo Oriente realizada en 





Tabla 5.2.  Resultados Propiedades Petrofísicas  
Visualización de los resultados parciales de cada parámetro petrofísico para cada pozo evaluado del Campo Oriente, para cada formación se especifica un 
intervalo neto simplemente para reconocer cuales son las regiones donde se va a concentrar la mayor proporción de hidrocarburos. 
Pozos 
Espesor (ft) Espesor Neto (ft) PHIE Sw Vsh Kh (md) 
H Sup H Inf H Sup H Inf H Sup H Inf H Sup H Inf H Sup H Inf H Sup H Inf 
POZ-001 71 134 25 5 0.17 0.19 0.68 0.65 0.45 0.27 750 3800 
POZ-002 73 54 7 10 0.12 0.14 0.53 0.87 0.30 0.25 300 1000 
POZ-003 89 56 35 4 0.18 0.19 0.78 0.97 0.14 0.19 3700 3500 
POZ-004 81 85 36 2 0.16 0.08 0.74 0.96 0.11 0.22 3480 291 
POZ-005 133 73 15 35 0.15 0.12 0.55 0.82 0.29 0.34 1862 438 
POZ-006 98 45 20 26 0.18 0.16 0.69 0.89 0.17 0.19 1421 1274 
POZ-007 47 70 17 20 0.14 0.17 0.68 0.65 0.33 0.28 745 1192 
POZ-008 23 17 3 6 0.06 0.12 0.96 0.79 0.30 0.30 19 900 
POZ-009 48 72 13 20 0.15 0.18 0.83 0.85 0.17 0.16 1131 1397 
POZ-010 36 73 15 15 0.09 0.14 0.54 0.82 0.51 0.34 4 785 
POZ-011 21 67 13 5 0.14 0.13 0.70 0.43 0.49 0.41 115 1300 
POZ-012 63 36 15 23 0.18 0.17 0.54 0.86 0.28 0.29 2100 1423 
POZ-013 53 64 32 10 0.15 0.15 X X 0.33 0.35 883 492 
POZ-014 51 77 11 25 0.13 0.15 0.71 0.81 0.34 0.31 228 1018 
POZ-015 106 95 35 20 0.13 0.13 0.69 0.74 0.38 0.33 247 105 
POZ-016 102 69 14 43 0.11 0.16 0.74 0.91 0.36 0.27 14 452 
POZ-017 67 121 8 10 0.12 0.11 0.80 0.72 0.54 0.36 85 67 
POZ-018 13 19 X 14 X 0.15 X 0.81 0.28 0.23 X 348 






Figura 5.4. Correlación de Registros Eléctricos del Campo Oriente Pozos POZO-001…..POZO-010 
Visualización general ampliada del “set” de registros eléctricos para cada pozo del Campo Oriente del 001 al 010, se considera la información que 
proviene desde el Tope de Hollín Superior (línea roja) hasta la Base de Hollín Inferior (línea azul). 







Figura 5.5. Correlación de Registros Eléctricos del Campo Oriente Pozos POZO-011…..POZO-019 
Visualización general ampliada del “set” de registros eléctricos para cada pozo del Campo Oriente del 011 al 019, se considera la información que 
proviene desde el Tope de Hollín Superior (línea roja) hasta la Base de Hollín Inferior (línea azul). 





5.3. Interpretación de las Curvas de Proporción Vertical 
 
El análisis de las curvas de proporción vertical (CPV) realizado en el software 
“Decision Space Geoscience” permite visualizar el desarrollo litológico o distribución 
de litotipos en cada unidad productora; dicho de otra manera, permite observar la 
correlación litológica total del yacimiento a nivel de profundidad, en este caso se 
obtuvieron las curvas de proporción vertical para las Formaciones Hollín Superior y 
Hollín Inferior. 
 
La Figura 5.6 muestra la CPV de la Formación Hollín Superior donde se presenta 
Arenisca en un 49%, glauconita en un 0.216%, caliza en un 6.99% y lutita en 43.764%, 
en la parte superior de este intervalo se observa mayor presencia de lutita, mientras que 
en la parte inferior predomina la arena fina, la caliza se distribuye en toda la formación. 
 
 
Figura 5.6. Curvas de Proporción Vertical de la Formación Hollín Superior 
En la parte izquierda se muestran los valores numéricos de la proporción de litotipos originales y los 
escalados (blocked) que son los que se toman en cuenta para el modelamiento, a la derecha la 
distribución proporcional de cada litotipo en todo el espesor de la formación Hollín Superior. 






En la Formación Hollín Inferior que se muestra en la CPV de la Figura 5.7 se presenta 
Arenisca en un 60%, glauconita en un 0.938% caliza en un 8.713% y lutita en un 30%, 
predomina una distribución regular de estos litotipos en toda la formación, donde se 




Figura 5.7. Curvas de Proporción Vertical de la Arena Formación Hollín Inferior 
En la parte izquierda se muestran los valores numéricos de la proporción de litotipos originales y los 
escalados (blocked) que son los que se toman en cuenta para el modelamiento, a la derecha la 
distribución proporcional de cada litotipo en todo el espesor de la formación Hollín Inferior. 
Fuente: Decision Space Geoscience 
 
Otra manera de evaluar las curvas de proporción vertical es realizando el análisis por 
secciones, para el Campo Oriente se dividieron 3 regiones, la Región Norte, Centro y 
Sur; los pozos están distribuidos en estas regiones de la siguiente manera como lo 








Tabla 5.3.  Pozos distribuidos por regiones  
Región Pozo Región Pozo 
Norte ORI-002 Centro ORI-012 
Norte ORI-005 Centro ORI-013 
Norte ORI-008 Centro ORI-014 
Norte ORI-011 Centro ORI-018 
Norte ORI-015 Centro ORI-019 
Norte ORI-017 Sur ORI-003 
Norte ORI-018 Sur ORI-007 
Centro ORI-001 Sur ORI-009 
Centro ORI-004 Sur ORI-010 
Centro ORI-006 Sur ORI-016 
 
La distribución de la Formación Hollín Superior que se muestra en la Figura 5.8 
presenta 3 regiones, norte, centro y sur; en la región norte se observa poca presencia de 
arenisca en la parte superior del intervalo, a medida que profundiza se va encontrado 
mejor calidad de arena, pero en la región centro se observa mejor proporción de la 







Figura 5.8. Curvas de Proporción Vertical por Regiones de la Formación Hollín Superior 
En la parte superior se muestran las curvas de proporción vertical para los pozos de la Región Norte, 
en la parte central para los pozos de la Región Centro y abajo para la región Sur, en la parte inferior 
derecha se observa la distribución general para la formación Hollín Superior. 
Fuente: Decision Space Geoscience 
 
La Formación Hollín Inferior muestra en la Figura 5.9 que la región norte posee poca 
presencia de arena fina a lo largo de todo el intervalo, mientras que la región sur posee 
mayor cantidad de arena que de lutita, lo que hace suponer que la mayor concentración 







Figura 5.9. Curvas de Proporción Vertical por Regiones de la Formación Hollín Inferior 
En la parte superior se muestran las curvas de proporción vertical para los pozos de la Región Norte, 
en la parte central para los pozos de la Región Centro y abajo para la región Sur, en la parte inferior 
derecha se observa la distribución general para la formación Hollín Inferior. 
Fuente: Decision Space Geoscience 
 
5.4. Escalamiento de las propiedades 
 
El escalamiento de las propiedades geológicas y petrofísicas sirven para conocer la 
cantidad de datos con que se dispone, utilizando la herramienta “Data Analysis” del 
software “Decisión Space Geoscience”, se genera el registro de todos estos datos 
disponibles en el yacimiento para la creación del Modelo Geoestadístico. Para el 
Campo Oriente, se evalúan los datos tanto de las propiedades litológicas y petrofísicas, 





Porosidad efectiva (PHIE), Permeabilidad (Kh), Contenido de Arcilla (Vsh) y 
Saturación de Agua (Sw). 
 
 
5.4.1. Escalamiento de los datos de la Malla Geoestadística 
 
Se realizó un análisis de datos a diferentes tamaños de celdas para crear la grilla 
geoestadística y se escogió la que pierde la menor cantidad de datos posibles al crear 
los “Pointsets” y “Wellbloking”, la Figura 5.10 muestra las propiedades probadas a las 
características de la grilla escogida: 
 
 
Figura 5.10. Escalamiento de datos para crear la Grid Geoestadística 
Para cada histograma en la coordenada X se encuentra el porcentaje de datos y la coordenada Y 
contiene el número o frecuencia de datos, las barras de color azul representan la información de los 
pointsets (información original) y la de color verde la información de los blocking (información 
escalada), en la parte superior izquierda se evalúa el contenido de arcilla, al lado la permeabilidad, 
abajo en la parte izquierda la saturación de agua y al lado la porosidad efectiva, estas representaciones 
se realizaron para la malla geoestadística final escogida del Campo Oriente. 






5.4.2. Escalamiento de los datos de los Litotipos 
 
Es importante verificar el escalamiento de datos de los litotipos en cada intervalo 
productor, ya que se correlaciona directamente con el análisis de las curvas de 
proporción vertical y ayuda cuando se realiza el modelamiento de las facies. A 
continuación, se presenta un histograma de los litotipos en cada intervalo que se evalúa 
en la Figura 5.11 (izquierda formación Hollín Superior, derecha formación Hollín 
Inferior) donde se observa que el código 1 es para la arenisca, el código 2 es para la 
glauconita, el código 3 es para la lutita y el código 4 es para la caliza. Cabe recalcar 
que esto se realiza con los datos de la malla geoestadística escogida. 
 
 
Figura 5.11. Escalamiento de litotipos en la Formación Hollín Superior y Hollín Inferior 
Para cada histograma se muestra en la coordenada X el litotipo (1 para arenisca, 2 para glauconita, 3 
para caliza y 4 para lutita) y en el eje Y la frecuencia o el número de datos disponibles, en la parte 
izquierda para Hollín Superior y la derecha para Hollín Inferior. 
Fuente: Decision Space Geoscience 
 
5.4.3. Escalamiento de los datos de las Propiedades Petrofísicas 
 
El escalamiento de la información petrofísica es necesario para conocer los rangos de 
los valores en que se encuentran la porosidad, saturación de agua, permeabilidad, etc. 





existentes de cada registro de pozos, principalmente la evaluación es indispensable en 
cada intervalo que se va a modelar. 
 
Por ejemplo, para la Formación Hollín Superior se observa en la Figura 5.12 cuatro 
ventanas que representan a los 4 litotipos presentes en esta formación con en número 
de datos de porosidad existentes, se verifican valores altos de porosidad en la Arena 
fina, (izquierda), mientras que la glauconita (segunda columna) como no tiene muchos 
datos se observa pocos valores de porosidad, la caliza (tercera columna) muestra 
valores más bajos que la arenisca y la lutita (derecha) muestra que casi todos los valores 
de porosidad son cero. 
 
Esta verificación se realiza para todos los pozos y de todas las propiedades petrofísicas 
(Figuras 5.12, 5.13, 5.14, 5.15, 5.16, 5.17, 5.18, y 5.19) en los dos intervalos a modelar, 
se toma en cuenta que para la saturación de agua (Sw) y contenido de arcilla (Vsh); los 
valores máximos en la lutita se deben acercar a 1, mientras que para la permeabilidad 
y porosidad se aproximan a 0, esto se realiza con la finalidad de no perder información 
necesaria al momento de calcular los variogramas. 
 
 
Figura 5.12. Escalamiento de datos de Porosidad en la formación Hollín Superior 
Coordenada en X tiene valores de porosidad y la coordenada en Y la cantidad o frecuencia de datos, de 
izquierda a derecha se muestran histogramas de la arenisca, glauconita, caliza y lutita. 







Figura 5.13. Escalamiento de datos de Porosidad en la formación Hollín Inferior 
Coordenada en X tiene valores de porosidad y la coordenada en Y la cantidad o frecuencia de datos, de 
izquierda a derecha se muestran histogramas de la arenisca, glauconita, caliza y lutita. 
Fuente: Decision Space Geoscience 
 
 
Figura 5.14. Escalamiento de datos de Permeabilidad en la formación Hollín Superior  
Coordenada en X tiene valores de permeabilidad y la coordenada en Y la cantidad o frecuencia de 
datos, de izquierda a derecha se muestran histogramas de la arenisca, glauconita, caliza y lutita. 
Fuente: Decision Space Geoscience 
 
 
Figura 5.15. Escalamiento de datos de Permeabilidad en Arena la formación Hollín Inferior 
Coordenada en X tiene valores de permeabilidad y la coordenada en Y la cantidad o frecuencia de 
datos, de izquierda a derecha se muestran histogramas de la arenisca, glauconita, caliza y lutita. 







Figura 5.16. Escalamiento de datos de Saturación de Agua en la formación Hollín Superior 
Coordenada en X tiene valores de saturación de agua y la coordenada en Y la cantidad o frecuencia de 
datos, de izquierda a derecha se muestran histogramas de la arenisca, glauconita, caliza y lutita. 
Fuente: Decision Space Geoscience 
 
 
Figura 5.17. Escalamiento de datos de Saturación de Agua en la formación Hollín Inferior 
Coordenada en X tiene valores de saturación de agua y la coordenada en Y la cantidad o frecuencia de 
datos, de izquierda a derecha se muestran histogramas de la arenisca, glauconita, caliza y lutita. 
Fuente: Decision Space Geoscience 
 
 
Figura 5.18. Escalamiento de datos de Contenido de Arcilla en la formación Hollín Superior 
Coordenada en X tiene valores de contenido de arcilla y la coordenada en Y la cantidad o frecuencia 
de datos, de izquierda a derecha se muestran histogramas de la arenisca, glauconita, caliza y lutita. 







Figura 5.19. Escalamiento de datos de Contenido de Arcilla en la formación Hollín Inferior 
Coordenada en X tiene valores de contenido de arcilla y la coordenada en Y la cantidad o frecuencia 
de datos, de izquierda a derecha se muestran histogramas de la arenisca, glauconita, caliza y lutita. 
Fuente: Decision Space Geoscience 
 
5.5. Cálculo de Variogramas 
 
Los cálculos de los variogramas se realizaron en el Software “Decision Space” 
utilizando la información reajustada (“wellbloking”) especificando las propiedades de 
litología existentes en el yacimiento y el intervalo de formación productora. Se ajusta 
primero el variograma vertical y después en las direcciones de 0°, 45°, 90° y 135°, 
donde se agregan parámetros como tolerancia angular, número de lags, intervalo de 
lags y ancho de banda, esto para que el variograma se defina mejor y se pueda 
determinar el rango mayor en cada una de las direcciones ya antes especificadas. 
 
En la Figura 5.20 se muestra un ejemplo de cómo se tomaron los valores para tratar de 
ajustar el variograma de la mejor manera posible modificando los valores de lags y 
tolerancia angular, cuando se tiene ajustado el variograma el software arroja un valor 
de rango que será el que se tome en cuenta al momento de construir las elipses de 
anisotropía. 
 
Este procedimiento se realiza de manera pausada y comprobando varias veces el ajuste, 





geocelular, tanto en el modelo de facies plurigaussiano como en el secuencial 
indicador. 
 
Los resultados de los variogramas en las direcciones antes mencionadas se observan 






Figura 5.20. Cálculo de Variogramas de la formación Hollín Superior 
Vista general de la metodología para el cálculo de variogramas, los parámetros que se ajustan se muestran en la parte central donde se presenta una 
ventana llamada “Computation Parameters” es aquí donde se escoge la dirección, tolerancia angular, número de lags, intervalo de lag, ancho de banda, la 
otra ventana “Modeling Parameters” muestra la forma del variograma a medida que se vaya haciendo el ajuste, este procedimiento se realiza para el 
variograma vertical, a 0°, 45°, 90° y 135°. 





5.6. Construcción de las Elipses de Anisotropía 
 
Las elipses de anisotropía se construyeron considerando los resultados de los 
variogramas realizados en la sección anterior en las direcciones de 0°, 45°, 90° y 135° 
respectivamente, se obtuvo la dirección preferencial de los datos, los cuales se muestran 
a continuación. 
 
La Figura 5.21 muestra las elipses generadas para cada litotipo de la Formación Hollín 
Superior, en ella se observa que tanto la arenisca como la caliza tienen una dirección 
N-O 45° aproximadamente, mientras que la glauconita y la lutita tienen dirección N-E 
90°, pero como se sabe que estas aparecen en menor proporción, se estima que el 
modelo de facies está orientado en la dirección N-O 45°. 
 
Las elipses creadas en la Formación Hollín Inferior se observan en la Figura 5.22, 
donde se destaca que la arenisca y la lutita también tienen la dirección de N-E 90°, 
mientras que la glauconita posee una elipse que no está bien definida, pero muestra una 
dirección de N-O 45° y la caliza una dirección N-E 45°. 
 
Estos datos de las elipses son los que permiten configurar el modelo de facies que se 
va a mostrar en el siguiente capítulo, cabe resaltar que debido a que solo se posee 
información de 19 pozos los resultados de los variogramas no son tan definidos y por 
lo tanto las elipses pueden no presentarse en la dirección en la que se encuentran en el 
yacimiento, es por esto que se deben manejar mapas de facies en caso de haberse 







Figura 5.21. Elipses de Anisotropía de la formación Hollín Superior 
Se presentan los resultados de los cuatro litotipos de la formación Hollín Superior, de arriba a abajo 
arenisca, glauconita, caliza y lutita, en la parte izquierda de cada elipse se encuentran los rangos 
obtenidos de los variogramas en todas las direcciones evaluadas, más abajo se menciona la dirección 
preferencial (a tomar en cuenta para el modelamiento), el rango a esa dirección, “sill” (meseta), 
modelo y el valor de la escala vertical y a la derecha están cada una de las elipses obtenidas. 







Figura 5.22. Elipses de Anisotropía de la Formación Hollín Inferior 
Se presentan los resultados de los cuatro litotipos de la formación Hollín Inferior, de arriba a abajo 
arenisca, glauconita, caliza y lutita, en la parte izquierda de cada elipse se encuentran los rangos 
obtenidos de los variogramas en todas las direcciones evaluadas, más abajo se menciona la dirección 
preferencial (a tomar en cuenta para el modelamiento), el rango a esa dirección, “sill” (meseta), 
modelo y el valor de la escala vertical y a la derecha están cada una de las elipses obtenidas. 








6. RESULTADOS Y DISCUSIÓN 
 
En el presente capítulo se presentan los resultados de los modelos matemáticos creados 
en el software “Decision Space Geoscience” de simulación de yacimientos propuestos 
para el Campo Oriente. Para verificar los resultados más probables de realidad del 
campo se realizó un “blind test” (quitar un pozo), donde se comprueba todos los 
modelos de facies y de propiedades petrofísicas y todas las realizaciones con respecto 
a ese pozo. 
 
Se muestran los modelos de facies condicionados a los variogramas y a los algoritmos 
de simulación (plurigaussiano y secuencial indicador), además se presentan varias 
realizaciones, así como los modelos petrofísicos en la que interesa la porosidad y la 
saturación de agua principalmente para el cálculo de POES. 
 
Se realiza una discusión o comparación entre los algoritmos antes mencionados en el 
pozo quitado (“blind test”) lo que servirá para escoger el mejor algoritmo de simulación 
y también la mejor realización. Finalmente, se muestran los valores de POES finales 




Para mostrar los resultados es necesario crear varias realizaciones geoestadísticas de 
las cuales se elige la mejor, el método para escoger dicha mejor realización es realizarlo 
mediante un índice de probabilidad para escoger las 10 mejores realizaciones de cada 








6.1.1. Blind Test 
 
Para realizar la prueba de los algoritmos de simulación de facies se seleccionó un pozo 
que contenía la mayoría de los registros eléctricos, el cual quedó marginado en el 
modelamiento para saber cómo se iban a reproducir sus propiedades en los diferentes 
modelos creados, el pozo escogido fue el POZO-014 el cual se encuentra entre otros 
pozos que tienen la mayoría de registros existentes y se encuentra distribuido como se 
muestra en el mapa y cubo de la Figura 6.1, además se observa que los “point sets” no 
aparecen en este pozo puesto que no se están considerando los datos. 
 
 
Figura 6.1. Visualización de Pozo para el Blind Test en Cubo 3D (arriba) y Mapa 2D (abajo) 
En la parte superior en el cubo tridimensional se encierra en un círculo el pozo escogido para la 
comprobación, en la parte inferior de igual manera se encierra en un círculo la ubicación del mismo 
pozo en el mapa creado donde se aprecian las coordenadas en X y Y. 






6.1.2. Modelamiento de Facies 
 
Los modelos de facies sirven para observar la distribución de los litotipos en toda la 
región de la grilla geoestadística, para el Campo Oriente, se utilizaron dos algoritmos 
de simulación los cuales se explican a continuación: 
 
6.1.2.1. Modelos de Simulación Secuencial Indicador (SIS) 
 
El algoritmo de simulación secuencial indicador captura la variabilidad espacial de las 
características categóricas (facies geológicas) por medio de un conjunto de 
variogramas indicador, esto quiere decir que, para crear estos modelos, se escogen los 
variogramas que representen en mayor proporción los litotipos del yacimiento en cada 
intervalo, además se escogieron un número de 50 realizaciones (el número de 
realizaciones pueden ser escogidas a criterio del usuario, pero deben ser superior a 20 
para poder mostrar gráficas estadísticas de los resultados). En la Figura 6.2 se muestra 
la configuración del modelo de facies escogido y en las Figuras 6.3 y 6.4 se observan 
8 realizaciones de las 50 creadas en los dos intervalos de formación usando el software 







Figura 6.2. Parámetros para el Modelo de Facies – Simulación Secuencial Indicador 
Ventana de entrada de datos para la simulación secuencial indicadora, en la parte superior se escoge el 
“blocked” creado, la malla geoestadística y los intervalos que se desean modelar, en la parte central se 
incluyen los valores de los variogramas creados y en la parte de abajo el número de realizaciones y si 
se ajusta a las curvas de proporción vertical. 







Figura 6.3. Modelo de Facies – Algoritmo Secuencial Indicador – Formación Hollín Superior – Capa 80 
Vista general a un espesor de 40 pies (capa 80) para varias realizaciones, en la parte izquierda se muestra la escala, el color amarillo (arenisca), verde 
(glauconita), azul (caliza) y plomo (lutita), y las cuatro figuras de izquierda a derecha de la parte superior representan a las realizaciones 5, 12, 19 y 24, en 
la parte inferior de izquierda a derecha las realizaciones 29, 33, 38 y 45, en las esquinas de cada imagen se observan las coordenadas X y Y. 



































Figura 6.4. Modelo de Facies – Algoritmo Secuencial Indicador – Formación Hollín Inferior – Capa 150 
Vista general a un espesor de 75 pies (capa 150) para varias realizaciones, en la parte izquierda se muestra la escala, el color amarillo (arenisca), verde 
(glauconita), azul (caliza) y plomo (lutita), y las cuatro figuras de izquierda a derecha de la parte superior representan a las realizaciones 5, 12, 19 y 24, en 
la parte inferior de izquierda a derecha las realizaciones 29, 33, 38 y 45, en las esquinas de cada imagen se observan las coordenadas X y Y. 

































6.1.2.2. Modelos de Simulación Plurigaussiana (PS) 
 
El algoritmo de simulación plurigaussiana es una generalización del método gaussiano 
truncado, es decir que permite definir varias truncaciones de varias variables aleatorias 
a la vez, también es importante destacar el ambiente de deposición de los intervalos 
productores, que para este caso corresponde el de sistema transgresivo dominado por 
mareas en el que una zona de río se junta con el mar y predomina la acción de las 
mareas sobre los efectos de descarga continental. 
 
En la Figura 6.5 se muestra la configuración del algoritmo plurigaussiano en el software 
“Decision Space Geoscience”, en el que se observa que se han definido banderas de 
truncación para cada litotipo (arenisca, glauconita, caliza y lutita) y se condiciona los 
variogramas también creados respecto a los litotipos seleccionados; también se crearon 
50 realizaciones de este modelo de facies en los cuales se muestran varias realizaciones 








Figura 6.5. Parámetros para el Modelo de Facies – Simulación Plurigaussiana 
Ventana para ingresar parámetros de entrada para el modelo de simulación plurigaussiana, en la parte 
superior derecha se escoge la bandera de truncación según la cantidad de litotipos presentes, más abajo 
se ajustan los valores de variogramas calculados para cada litotipo, más abajo están las opciones para 
generar el modelo, a la izquierda se muestra una vista previa de como modelarían las facies o litotipos 
según los variogramas ingresados. 







Figura 6.6. Modelo de Facies – Algoritmo Simulación Plurigaussiana – Formación Hollín Superior – Capa 80 
Vista general a un espesor de 40 pies (capa 80) para varias realizaciones, en la parte izquierda se muestra la escala, el color amarillo (arenisca), verde 
(glauconita), azul (caliza) y plomo (lutita), y las cuatro figuras de izquierda a derecha de la parte superior representan a las realizaciones 5, 12, 19 y 24, en 
la parte inferior de izquierda a derecha las realizaciones 29, 33, 38 y 45, en las esquinas de cada imagen se observan las coordenadas X y Y. 



































Figura 6.7. Modelo de Facies – Algoritmo Simulación Plurigaussiana – Formación Hollín Inferior – Capa 150 
Vista general a un espesor de 75 pies (capa 150) para varias realizaciones, en la parte izquierda se muestra la escala, el color amarillo (arenisca), verde 
(glauconita), azul (caliza) y plomo (lutita), y las cuatro figuras de izquierda a derecha de la parte superior representan a las realizaciones 5, 12, 19 y 24, en 
la parte inferior de izquierda a derecha las realizaciones 29, 33, 38 y 45, en las esquinas de cada imagen se observan las coordenadas X y Y. 

































6.1.3. Modelamiento de Propiedades Petrofísicas 
 
Los modelos de propiedades petrofísicas que se realizaron fueron el de porosidad (Ø) 
y saturación de agua (Sw), esenciales para el cálculo de POES en cada modelo de facies 
creado (algoritmo secuencial indicador y simulación plurigaussiana) y para cada una 
de las 50 realizaciones presentadas en este estudio realizadas usando el módulo “Earth 
Modeling” del “Decision Space Geoscience”. 
 
El algoritmo utilizado en esta sección fue el secuencial gaussiano el cual permite 
escoger una desviación aleatoria de una distribución normal, es decir, selecciona en 
función de un número aleatorio uniforme que representa el nivel de probabilidad. Este 
algoritmo solo permite propiedades individuales continuas y además se condiciona a 
los modelos de facies existentes. 
 
En las Figuras 6.8, 6.9, 6.10, 6.11, 6.12, 6.13, 6.14 y 6.15 se muestran los resultados 
de varias realizaciones de los modelos de porosidad y saturación de agua, con su 
respectiva escala de colores que permite identificar el valor de la propiedad en todas 







Figura. 6.8. Modelo de Porosidad Efectiva – Algoritmo Simulación Secuencial Indicador – Formación Hollín Superior – Capa 80 
Vista general a un espesor de 40 pies (capa 80) para varias realizaciones, en la parte izquierda se muestra la escala, de color azul están los valores de 
porosidad desde cero, de rojo se muestran los valores más altos de porosidad que llegan hasta 0,19, y las cuatro figuras de izquierda a derecha de la parte 
superior representan a las realizaciones 5, 12, 19 y 24 respectivamente, en la parte inferior de izquierda a derecha las realizaciones 29, 33, 38 y 45. 































Figura 6.9. Modelo de Porosidad Efectiva – Algoritmo Simulación Secuencial Indicador – Formación Hollín Inferior – Capa 150 
Vista general a un espesor de 75 pies (capa 150) para varias realizaciones, en la parte izquierda se muestra la escala, de color azul están los valores de 
porosidad desde cero, de rojo se muestran los valores más altos de porosidad que llegan hasta 0,19, y las cuatro figuras de izquierda a derecha de la parte 
superior representan a las realizaciones 5, 12, 19 y 24 respectivamente, en la parte inferior de izquierda a derecha las realizaciones 29, 33, 38 y 45. 































Figura 6.10. Modelo de Porosidad Efectiva – Algoritmo Simulación Plurigaussiana – Formación Hollín Superior – Capa 80 
Vista general a un espesor de 40 pies (capa 80) para varias realizaciones, en la parte izquierda se muestra la escala, de color azul están los valores de 
porosidad desde cero, de rojo se muestran los valores más altos de porosidad que llegan hasta 0,19, y las cuatro figuras de izquierda a derecha de la parte 
superior representan a las realizaciones 5, 12, 19 y 24 respectivamente, en la parte inferior de izquierda a derecha las realizaciones 29, 33, 38 y 45. 































Figura 6.11. Modelo de Porosidad Efectiva – Algoritmo Simulación Plurigaussiana – Formación Hollín Inferior – Capa 150 
Vista general a un espesor de 75 pies (capa 150) para varias realizaciones, en la parte izquierda se muestra la escala, de color azul están los valores de 
porosidad desde cero, de rojo se muestran los valores más altos de porosidad que llegan hasta 0,19, y las cuatro figuras de izquierda a derecha de la parte 
superior representan a las realizaciones 5, 12, 19 y 24 respectivamente, en la parte inferior de izquierda a derecha las realizaciones 29, 33, 38 y 45. 































Figura 6.12. Modelo de Saturación de Agua – Algoritmo Simulación Secuencial Indicador – Formación Hollín Superior – Capa 80 
Vista general a un espesor de 40 pies (capa 80) para varias realizaciones, en la parte izquierda se muestra la escala, de color azul están los valores de 
saturación desde cero, de rojo se muestran los valores más altos de saturación de agua que llegan hasta 1, y las cuatro figuras de izquierda a derecha de la 
parte superior representan a las realizaciones 5, 12, 19 y 24 respectivamente, en la parte inferior de izquierda a derecha las realizaciones 29, 33, 38 y 45. 































Figura 6.13. Modelo de Saturación de Agua – Algoritmo Simulación Secuencial Indicador – Formación Hollín Inferior – Capa 150 
Vista general a un espesor de 75 pies (capa 150) para varias realizaciones, en la parte izquierda se muestra la escala, de color azul están los valores de 
saturación desde cero, de rojo se muestran los valores más altos de saturación de agua que llegan hasta 1, y las cuatro figuras de izquierda a derecha de la 
parte superior representan a las realizaciones 5, 12, 19 y 24 respectivamente, en la parte inferior de izquierda a derecha las realizaciones 29, 33, 38 y 45. 































Figura 6.14. Modelo de Saturación de Agua – Algoritmo Simulación Plurigaussiana – Formación Hollín Superior – Capa 80 
Vista general a un espesor de 40 pies (capa 80) para varias realizaciones, en la parte izquierda se muestra la escala, de color azul están los valores de 
saturación desde cero, de rojo se muestran los valores más altos de saturación de agua que llegan hasta 1, y las cuatro figuras de izquierda a derecha de la 
parte superior representan a las realizaciones 5, 12, 19 y 24 respectivamente, en la parte inferior de izquierda a derecha las realizaciones 29, 33, 38 y 45. 































Figura 6.15. Modelo de Saturación de Agua – Algoritmo Simulación Plurigaussiana – Formación Hollín Inferior – Capa 150 
Vista general a un espesor de 75 pies (capa 150) para varias realizaciones, en la parte izquierda se muestra la escala, de color azul están los valores de 
saturación desde cero, de rojo se muestran los valores más altos de saturación de agua que llegan hasta 1, y las cuatro figuras de izquierda a derecha de la 
parte superior representan a las realizaciones 5, 12, 19 y 24 respectivamente, en la parte inferior de izquierda a derecha las realizaciones 29, 33, 38 y 45. 





























6.1.4. Cálculo de POES 
 
Para conocer la cantidad de barriles de crudo en el reservorio se puede calcular el POES 
utilizando los modelos de porosidad y saturación de agua creados, además se añaden 
otros parámetros como el factor volumétrico de petróleo (ȕo) que para el caso de este 
campo corresponde a 1.1 y el net to gross que representa el espesor neto de cada 
formación productora, se aclara además que la ecuación a emplear en este modelo 
volumétrico se hace con la ecuación 3.8 explicado en el capítulo anterior. 
 
Estos parámetros permiten crear en “Decision Space Geoscience” modelos 
volumétricos de la formación, donde se muestran resultados de STOOIP ((“Stock Tank 
Original Oil In Place”) de las 50 realizaciones creadas como se muestran a 
continuación, cabe resaltar que tuvo que realizarse para los dos modelos de facies 
creados, tanto para el modelo con el algoritmo de simulación secuencial indicador 
como para el de simulación plurigaussiana. Estos resultados de POES con el Algoritmo 
de Simulación Secuencial Indicador se muestran en la Tabla 6.1 y para el Algoritmo 
de Simulación Plurigaussiana en la Tabla 6.2: 
 
Tabla 6.1.  Resultados de POES con el Algoritmo de Simulación Secuencial Indicador  
Fuente: Decision Space Geoscience 




1 γ’γ48900 γ’519800 
2 β’655140 γ’146910 
3 β’6γ9460 γ’179β80 
4 β’584490 γ’1β9440 
5 β’497960 γ’1ββ950 
6 β’495450 γ’16β000 
7 β’5βγ840 γ’1γ7000 





9 β’587680 γ’β01190 
10 β’5β1780 γ’097γ80 
11 β’581660 γ’1β8740 
12 β’56β850 γ’1β0410 
13 β’5β05β0 γ’ββ4680 
14 β’58γ940 γ’10β640 
15 β’555γ00 γ’150γ00 
16 β’576990 γ’19β600 
17 β’601γ00 γ’160β40 
18 β’509180 γ’1504γ0 
19 β’49γ800 γ’166γ00 
20 β’467060 γ’184000 
21 β’577010 γ’15γβ40 
22 β’55βγ00 γ’185γ50 
23 β’540570 γ’15γβ40 
24 β’59β4γ0 γ’068510 
25 β’610β40 γ’β4γβ00 
26 β’581940 γ’107100 
27 β’45γ8γ0 γ’1γ4γγ0 
28 β’5775β0 γ’19γ690 
29 β’5β6βγ0 γ’142240 
30 β’6γ8γ70 γ’β17060 
31 β’466570 γ’098410 
32 β’567690 γ’148700 
33 β’549410 γ’1γ6060 
34 β’55γ860 γ’β12360 
35 β’551180 γ’168740 
36 β’540750 γ’115910 





38 β’471570 γ’071160 
39 β’64βγ40 γ’1β1690 
40 β’5449β0 γ’055γβ0 
41 β’640540 γ’117010 
42 β’6βγ810 γ’104γγ0 
43 β’551β90 γ’16γ110 
44 β’546810 γ’159β00 
45 β’509000 γ’105γ00 
46 β’5β6780 γ’145γ90 
47 β’5β7610 γ’1454β0 
48 β’618β50 γ’168400 
49 β’58γ5γ0 γ’097550 
50 β’556γ80 γ’09γ950 
 
Tabla 6.2.  Resultados de POES con el Algoritmo de Simulación Plurigaussiana  
Fuente: Decision Space Geoscience 




1 γ’640β80 γ’554010 
2 β’6β0560 γ’18β470 
3 β’6βγ740 γ’144β50 
4 β’7γ8090 γ’β1γβ50 
5 β’6047γ0 γ’155γγ0 
6 β’647440 γ’β1γ140 
7 β’8741β0 γ’199060 
8 β’6806γ0 γ’118110 
9 β’6608γ0 γ’107400 
10 β’660000 γ’164690 





12 β’707010 γ’β29350 
13 β’6794β0 γ’179β70 
14 β’6600γ0 γ’1964γ0 
15 β’597100 γ’1β6580 
16 β’751β80 γ’β14170 
17 β’611970 γ’ββ4750 
18 β’7β6100 γ’164ββ0 
19 β’686770 γ’1γ51β0 
20 β’70γ6β0 γ’10γ940 
21 β’6964β0 γ’14β8β0 
22 β’680680 γ’10ββ40 
23 β’7β6990 γ’1γ0βγ0 
24 β’788920 γ’165480 
25 β’710090 γ’104670 
26 β’6410β0 γ’155180 
27 β’600570 γ’β01γ00 
28 β’74β570 γ’085700 
29 β’64γ860 γ’18γ140 
30 β’6106β0 γ’1057β0 
31 β’781550 γ’β08540 
32 β’67γ9γ0 γ’16γ5γ5 
33 β’64γ810 γ’β04470 
34 β’6β81γ0 γ’155590 
35 β’558γ00 γ’1β7γ50 
36 β’748β60 γ’15γγ60 
37 β’647γ00 γ’155910 
38 β’6ββ800 γ’105500 
39 β’6βγ900 γ’ββ49γ0 





41 β’78βγ50 γ’1766γ0 
42 β’7γ9710 γ’116460 
43 β’7γ5870 γ’β1γ700 
44 β’756650 γ’16β900 
45 β’877160 γ’1γ0700 
46 β’711560 γ’185870 
47 β’659770 3’168570 
48 β’6γγββ0 γ’105860 
49 β’666β80 γ’176β70 
50 β’741710 γ’β1β190 
 
6.1.5. Determinación de la Mejor Realización 
 
La mejor realización se determina tomando en consideración el índice de probabilidad, 
es decir las realizaciones más cercanas al P50, en las Figuras 6.16, 6.17, 6.18 y 6.19 se 
presentan gráficas de ranqueo de todas las realizaciones del P10 al P90 de cada unidad 







Figura 6.16. Ranqueo de resultados –Formación Hollín Superior – Simulación Secuencial Indicador 
En el eje X se encuentran los valores de POES (bbls) y en el eje Y el porcentaje de probabilidad 
resultante, los puntos negros en la gráfica representan cada una de las 50 realizaciones la línea roja 
muestra las realizaciones cercanas al P90, la verde al P50 y la azul al P10. 







Figura 6.17. Ranqueo de resultados – Formación Hollín Inferior – Simulación Secuencial Indicador 
En el eje X se encuentran los valores de POES (bbls) y en el eje Y el porcentaje de probabilidad 
resultante, los puntos negros en la gráfica representan cada una de las 50 realizaciones la línea roja 
muestra las realizaciones cercanas al P90, la verde al P50 y la azul al P10. 







Figura 6.18. Ranqueo de resultados –Formación Hollín Superior – Simulación Plurigaussiana 
En el eje X se encuentran los valores de POES (bbls) y en el eje Y el porcentaje de probabilidad 
resultante, los puntos negros en la gráfica representan cada una de las 50 realizaciones la línea roja 
muestra las realizaciones cercanas al P90, la verde al P50 y la azul al P10. 







Figura 6.19. Ranqueo de resultados – Formación Hollín Inferior – Simulación Plurigaussiana 
En el eje X se encuentran los valores de POES (bbls) y en el eje Y el porcentaje de probabilidad 
resultante, los puntos negros en la gráfica representan cada una de las 50 realizaciones la línea roja 
muestra las realizaciones cercanas al P90, la verde al P50 y la azul al P10. 
Fuente: Decision Space Geoscience 
 
Los resultados mostrados en el cálculo de POES y las gráficas construidas en esta 
sección, son utilizados para seleccionar las 10 mejores realizaciones de cada algoritmo 
y de cada formación productora, lo que sirve para escoger los resultados finales y 
seleccionar el algoritmo que reprodujo (modeló) de mejor manera el yacimiento. En la 
Tabla 6.3 que se muestra a continuación se observan los valores seleccionados más 






Tabla 6.3.  Visualización de las 10 mejores realizaciones por a lgoritmos e intervalos  
Algoritmo Simulación Indicador Secuencial 
Formación Hollín Superior Formación Hollín Inferior 
Real. POES (bbl) Probabilidad Real. POES (bbl) Probabilidad 
22 2’552300 51% 29 3’142240 51% 
43 2’551290 53% 7 3’137000 53% 
35 2’551180 55% 33 3’136060 55% 
33 2’549410 57% 27 3’134330 57% 
44 2’546810 59% 4 3’129440 59% 
34 2’553860 49% 46 3’145390 49% 
15 2’555300 47% 47 3’145420 47% 
50 2’556380 45% 2 3’146910 45% 
12 2’562850 43% 32 3’148700 43% 
32 2’567690 41% 15 3’150γ00 41% 
Algoritmo Simulación Plurigaussiana 
Formación Hollín Superior Formación Hollín Inferior 
Real. POES (bbl) Probabilidad Real. POES (bbl) Probabilidad 
13 β’6794β0 51% 44 3’162900 51% 
32 2’673930 53% 37 3’155910 53% 
49 2’666280 55% 34 3’155590 55% 
40 2’663810 57% 5 3’155330 57% 
9 2’660830 59% 26 3’155180 59% 
8 2’680630 49% 32 3’163530 49% 
18 2’680680 47% 23 3’164220 47% 
11 2’682900 45% 10 3’164690 45% 
19 2’686770 43% 24 3’165480 43% 









En esta sección se muestran los mejores resultados obtenidos para verificar los 
algoritmos creados y seleccionar la mejor realización y el algoritmo que reprodujo de 
mejor manera los registros litológicos y petrofísicos de campo. 
 
Las comparaciones de modelos creados se pueden realizar realizan de varias maneras, 
existen registros que se pueden comparar simplemente de manera visual, en otros casos 
se tiene que verificar los valores que se obtuvo en cada celda geoestadístico con los 
valores originales del registro que se está evaluando. En este caso se aplica verificando 
el valor celda por celda, pero en las Figuras desde la 6.20 a 6.29 se puede apreciar de 
manera visual las mejores realizaciones. 
 
6.2.1. Comparación entre los algoritmos Secuencial Indicador y Plurigaussiano 
 
Para escoger los resultados finales se realiza una comparación (visual y de la 
información de los registros litológicos y petrofísicos) entre los algoritmos utilizados 
en este trabajo, se comparan los resultados de los modelos del pozo que no tiene 
información de los modelos que se crearon (POZO-014) con los registros eléctricos y 
litología que si posee este pozo, y con cada una de las 10 realizaciones seleccionadas 
en la sección anterior que quedaron como las más probables utilizando cada modelo de 
facies y propiedades petrofísicas creadas. 
 
6.2.1.1. Comparación del Modelo de Facies 
 
Las Figuras 6.20 y 6.21 muestran las mejores 10 realizaciones de cada modelo de facies 
creado para el intervalo 1 (Formación Hollín Superior); comparando con el registro de 
litología o de facies que se tenía inicialmente en el POZO-014 se observa que el modelo 
matemático o algoritmo de interpolación de facies que mejor reprodujo este pozo es el 






Figura 6.20. Mejores Realizaciones del Modelo de Simulación del indicador secuencial – Intervalo 1 
Vista de un corte de la malla geoestadística para observar el modelo de facies generado, la ubicación 
del corte es el POZO-014 en la formación Hollín Superior y se muestran las 10 mejores realizaciones 
que más se aproximaron al P50. 
Fuente: Decision Space Geoscience 
 
 
Figura 6.21. Mejores Realizaciones del Modelo de Simulación Plurigaussiana – Intervalo 1 
Vista de un corte de la malla geoestadística para observar el modelo de facies generado, la ubicación 
del corte es el POZO-014 en la formación Hollín Superior y se muestran las 10 mejores realizaciones 
que más se aproximaron al P50. 







Figura 6.22. Comparación de la mejor realización de la Formación Hollín Superior 
La comparación de resultados celda por celda arrojó que la mejor realización para el algoritmo 
secuencial indicador es la 44 (izquierda) y para el plurigaussiano (derecha) la 40. En el centro se 
presenta la vista de la litología general del POZO-014 de la formación Hollín Superior. 
Fuente: Decision Space Geoscience 
 
De igual manera se realiza la comparación en la Formación Hollín Inferior de los dos 
modelos matemáticos donde reprodujo mejor la formación en el POZO-014 el 
algoritmo de Simulación Plurigaussiana tal como lo muestran las gráficas a 
continuación. 
 
Las Figuras 6.23 y 6.24 presentan la reproducción de las realizaciones en el POZO-014 
utilizando el algoritmo de Simulación Secuencial Indicador y la Plurigaussiana del 
intervalo 2 (Formación Hollín Inferior), donde comparando con la litología original del 
pozo en análisis se observa mejor reproducción de realizaciones en los modelos con 







Figura 6.23. Mejores Realizaciones del Modelo de Simulación Secuencial Indicador – Intervalo 2 
Vista de un corte de la malla geoestadística para observar el modelo de facies generado, la ubicación 
del corte es el POZO-014 en la formación Hollín Inferior y se muestran las 10 mejores realizaciones 
que más se aproximaron al P50. 
Fuente: Decision Space Geoscience 
 
 
Figura 6.24. Mejores Realizaciones del Modelo de Simulación Plurigaussiana – Intervalo 2 
Vista de un corte de la malla geoestadística para observar el modelo de facies generado, la ubicación 
del corte es el POZO-014 en la formación Hollín Inferior y se muestran las 10 mejores realizaciones 
que más se aproximaron al P50. 







Figura 6.25. Comparación de la mejor realización de la Formación Hollín Inferior 
La comparación de resultados celda por celda arrojó que la mejor realización para el algoritmo 
secuencial indicador es la 33 (izquierda) y para el plurigaussiano (derecha) la 47. En el centro se 
presenta la vista de la litología general del POZO-014 de la formación Hollín Inferior. 
Fuente: Decision Space Geoscience 
 
6.2.1.2. Comparación del Modelo de Porosidad Efectiva 
 
Los modelos de porosidad efectiva (PHIE) están condicionados a los modelos de facies 
realizados, por lo tanto, las realizaciones escogidas serán las mismas que se compararon 
anteriormente, las Figuras 6.26 y 6.27 muestran la reproducción de la Porosidad en el 







Figura 6.26. Comparación de la mejor realización de PHIE – Formación Hollín Superior 
A la izquierda se presenta la escala de porosidad en colores, desde 0 (azul) porosidades más bajas, a 
rojo (0.19) las más altas, las mejores realizaciones según el modelo de facies y en la parte central el 
registro original de Porosidad Efectiva en la formación Hollín Superior. 
Fuente: Decision Space Geoscience 
 
 
Figura 6.27. Comparación de la mejor realización de PHIE – Formación Hollín Inferior 
A la izquierda se presenta la escala de porosidad en colores, desde 0 (azul) porosidades más bajas, a 
rojo (0.19) las más altas, las mejores realizaciones según el modelo de facies y en la parte central el 
registro original de Porosidad Efectiva en la formación Hollín Inferior. 






6.2.1.3. Comparación del Modelo de Saturación de Agua 
 
Al igual que el modelo de PHIE, el modelo de saturación de agua (SW) fue creado 
condicionado a facies, por lo tanto, los resultados obtenidos de las reproducciones de 
las realizaciones son los mismos tal y como se muestra en las Figuras 6.28 y 6.29. 
 
 
Figura 6.28. Comparación de la mejor realización de Sw – Formación Hollín Superior 
A la izquierda se presenta la escala de saturación de agua en colores, desde 0 (azul) valores más bajos, 
a rojo (1) los más altos, las mejores realizaciones según el modelo de facies y en la parte central el 
registro original de Saturación de Agua en la formación Hollín Superior. 







Figura 6.29. Comparación de la mejor realización de Sw – Formación Hollín Inferior 
A la izquierda se presenta la escala de saturación de agua en colores, desde 0 (azul) valores más bajos, 
a rojo (1) los más altos, las mejores realizaciones según el modelo de facies y en la parte central el 
registro original de Saturación de Agua en la formación Hollín Inferior. 
Fuente: Decision Space Geoscience 
 
6.2.2. Resultados Finales 
 
Los resultados totales de POES en la formación Hollín del Campo Oriente se muestran 
en la Tabla 6.4. 
 
Tabla 6.4.  Resultados totales de POES del Campo Oriente  
Algoritmo Realización Intervalo POES (Bbls) 
Plurigaussiano 40 Hollín Superior β’66γ810 







6.3. Validación de Resultados 
 
El área estudiada consistente en una pequeña zona de la Amazonía ecuatoriana fue de 
γβ’400,000 pie2 o 743,8 Acres definidos en la malla geoestadística demarcado a través 
del polígono creado, la formación Hollín al no ser de mucho interés comercial debido 
a la invasión de agua, no presenta estudios previos donde se puedan verificar o 
comparar los resultados obtenidos; sin embargo, en trabajos de (Baby et. al. 1998) 
discute mucho sobre esta formación, mencionando en varios campos de la cuenca 
Oriente, por lo que se puede asegurar que los valores obtenidos están acordes a la 
realidad de esta formación. 
 
Para la formación Hollín Superior (60.48 pies de espesor) en la región estudiada (743.8 
Acres) se obtuvo un modelo volumétrico (POES) de 44985.12 Acre.pie en el que se 
puede producir un estimado de β’66γ810 barriles de petróleos netos según el resultado 
obtenido. 
 
Mientras que la formación Hollín Inferior (70.56 pies de espesor) en la misma región 
analizada (743.8 Acres) reprodujo un modelo volumétrico (POES) de 52482.52 
Acre.pie donde se puede obtener del subsuelo γ’168570 barriles de petróleo de reservas 
probadas. 
 
En general la Formación Hollín en su conjunto (131.04 pies de espesor promedio) en 
la región estudiada comprendida por 743.8 Acres generó modelos volumétricos 









Los modelos físicos – matemáticos propuestos en este estudio representan la realidad 
del yacimiento del Campo Oriente, (campo sintético creado utilizando una pequeña 
región de los campos de la cuenca Oriente). Se utilizó información de 19 pozos para 
realizar el presente trabajo el cual contó con datos de “surveys”, coordenadas de pozos, 
registros eléctricos, topes de las formaciones, facies sedimentarias e información 
adicional. 
 
El software “Decision Space Geoscience” (DSG) fue la interfaz que se utilizó para la 
construcción de los modelos matemáticos, registros de propiedades petrofísicas y 
donde se cargó toda la información disponible para la creación de esta base de datos. 
 
El estudio de la correlación estratigráfica según los rasgos estructurales del campo 
estudiado permitió definir cuatro litotipos presentes en la formación: arenisca, 
glauconita, caliza y lutita lo que generó las gráficas de las secciones estratigráficas del 
Campo Oriente y la correlación en los 19 pozos evaluados; debido a que no había 
presencia de fallas estructurales no fue necesario realizar un análisis de secciones 
sísmicas. 
 
El Modelamiento Petrofísico realizado para el Campo Oriente genera como curvas 
“output” (resultados) volumen de arcilla, porosidad efectiva, saturación de agua y 
permeabilidad, los cuales son utilizados para generar el modelo geoestadístico del 
complejo en las unidades de interés (yacimiento), así como para calcular los volúmenes 
de hidrocarburos e identificar nuevas oportunidades en el área de estudio, de acuerdo 
a las Curva de volumen de arcilla (Vsh, fracción), Curva de porosidad Efectiva (PHIE, 
fracción), Curva de permeabilidad horizontal (Kh, milidarcys), Curva de saturación de 






La construcción de modelos matemáticos (geoestadísticos) se crearon tomando en 
cuenta los modelos sedimentológico, estratigráfico, estructural y petrofísico, los cuales 
sirvieron para validar la información del estudio y de los resultados de los modelos 
generados de acuerdo a la malla geoestadística creada para el Campo Oriente consta de 
842.400 celdas distribuidos en: coordenada (número de celdas) X (60), Y (54) y Z 
(260), en la cual se determinó que la Formación Hollín Superior (intervalo 1) tiene un 
espesor de 60,4 pies y la Formación Hollín Inferior correspondiente al intervalo 2 un 
espesor de 70,5 pies, para los dos intervalos de interés se escogió un espesor de capas 
de 0.5 pies. 
 
Para la elaboración del modelo de facies, se creó utilizando dos algoritmos de 
interpolación; el modelo de Simulación Plurigaussiana fue el que arrojó los resultados 
más parecidos a los registros eléctricos en la Formación Hollín Superior y Hollín 
Inferior; esto es debido a la información generada por los ambientes de depositación 
similares en cada estrato de formación. 
 
Se construyó un modelo de alta definición que caracteriza las propiedades petrofísicas 
y litológicas del Campo, para poder usarse en el estudio de Simulación Dinámica y 
determinar el cálculo del POES en el Campo Oriente: para la Formación Hollín 
Superior es de β’66γ810 bls, y para la Formación Hollín Inferior es de γ’168570 bls 
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Anexo 2: Metodología de la Investigación a Realizar 
 
Tipo y diseño de la Investigación. 
 
El diseño del modelo se desarrollará con la información que se obtendrá 
correspondiente a un campo petrolero ecuatoriano la cual constará de pozos, registros 
eléctricos, facies sedimentarias, surveys (datos de pozos direccionales), topes 
formacionales e información adicional que contribuirán al desarrollo del modelo. 
Los tipos de investigación a aplicarse son: 
 
Investigación descriptiva  
 
Esta investigación se basa en de la descripción y orden de datos importantes 
recolectados. 
 
Consiste en la descripción de registros eléctricos, historiales de producción con el fin 




Es la revisión bibliográfica del tema y se conocen temas relacionados mediante el cual 
permite apoyar la investigación. 
En el cual se considerarán documentos referentes a modelación numérica, información 
proporcionada por diferentes autores del área de simulación de yacimientos. 
 
Metodología de la investigación 
 







 Método deductivo. 
 Método de analítico. 
Método específico: 





 Recopilación de datos. 





 Planos de secuencias estratigráficas 
 Mapas Geológicos 
 Software DECISION SPACE® GEOSCIENCE 




Este método consiste en la recopilación de elementos dispersos convirtiéndolos en una 
totalidad. 
 







Método de análisis 
 
Se identifican las características de la realidad y se puede establecer las relaciones de 
causa y efecto. 
 
Técnicas de procesamiento y análisis de datos 
 
Recolección de datos 
 
La variedad de información, materiales y herramientas que pueden utilizarse como es 
plataforma “OPENWORKS®” y el código “DECISION SPACE® GEOCIENCE”. 
 
Procesamiento de información 
 
Se compilará la información bibliográfica y se creara una base de datos geoestadística 
integrada, cada una de los datos serán ingresados en una plataforma “OPENWORKS” 
para su respectiva geo-referenciación espacial en superficie y en profundidad. 
 
Con los diferentes datos obtenidos se seleccionará el campo o el área de interés con el 
que se trabajará, y los parámetros petrofísicos útiles para el modelo geoestadístico, se 
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